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1 Introduzione 
Negli ultimi anni, la minaccia del cambiamento climatico ha assunto un ruolo di primo piano in ogni 
dibattito riguardante la questione energetica. Da più parti si è evidenziata la necessità di una rivoluzione 
energetica, basata sulla diffusione su scala mondiale di tecnologie a basso contenuto di carbonio, al fine 
di contrastare il cambiamento climatico. Ulteriori sfide che il settore energetico si trova ad affrontare 
riguardano il rischio di riduzione progressiva della sicurezza degli approvvigionamenti, la crescita e 
volatilità dei prezzi dell’energia e la crescente domanda energetica proveniente dai Paesi in via di 
sviluppo. In merito alle previsioni di sviluppo delle fonti alternative energetiche in contesti residenziali 
non connessi alla rete di distribuzione nazionale (impianti stand-alone), è nato un Progetto di Ricerca di 
Ateneo sviluppato dal Dipartimento di Ingegneria dell’Energia, dei Sistemi, del Territorio e delle 
Costruzioni (DESTeC) dell’Università di Pisa intitolato “Metodi e tecniche innovative per l'integrazione 
di Sistemi per l'energia Elettrica e Termica (MISET)”. In particolare il progetto ha avuto come obiettivo 
quello di condurre uno studio di fattibilità per l’installazione di un sistema di micro generazione elettrico-
termica che utilizzi fonti energetiche rinnovabili (FER) di diversa natura e impianti di tipo tradizionale 
per il supporto termoelettrico di un edificio di due piani ad suo residenziale, adibito ad agriturismo ed 
ubicato presso Enna. 
Il DESTeC ha condotto studi preliminari relativi al sito per la definizione dei bilanci energetici e la 
modellazione della domanda oraria del sito. Successivamente ha modellizzato il sistema elettrico-termico, 
definendo le componenti dei diversi impianti utilizzabili e il loro schema di funzionamento al variare di 
caratteristiche climatiche e profili orari dei carichi termoelettrici. Tali attività hanno fornito la base per la 
successiva fase di analisi economica del progetto, oggetto della collaborazione della candidata. 
L’elaborato espone la trattazione relativa all’analisi e valutazione economico-finanziaria di configurazioni 
alternative del sistema nonché l’applicabilità di diversi metodi decisionali attuata attraverso simulazioni 
condotte in ambiente Matlab, per la scelta della configurazione di sistema ottima dal punto di vista 
economico. In quest’ottica la progettazione ottimizzata ha avuto l’obiettivo di massimizzare le prestazioni 
energetiche globali del sistema in termini di costi-benefici attraverso un dimensionamento ottimizzato, 
senza modificare o sviluppare il livello tecnologico dei singoli componenti.  
La prima parte della tesi descrive lo state dell’arte, il contesto di studio e di applicazione in cui si 
inserisce il lavoro/la trattazione della candidata. Sono state analizzate le tecnologie sfruttanti le fonti 
energetiche rinnovabili (FER) implementate nel progetto, sottolineando vantaggi, e nondimeno gli 
svantaggi legati al loro utilizzo, il loro grado di diffusione negli ultimi quindici anni ed i paesi interessati. 
Inoltre sulla base della letteratura è stata condotta un’analisi relativa ai possibili scenari di applicazione 
del Decommissioning nel contesto delle tecnologie che si basano sull’uso delle FER.  
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Nel secondo capitolo sono state descritte le metodologie utilizzate per l’analisi e valutazione economico-
finanziaria applicate nel corso della tesi con i loro vantaggi e svantaggi sulla base della letteratura e delle 
modifiche apportate per essere applicate al caso studio: Net Present Value (NPV), Internal Rate of Return 
(IRR), Simple Payback Period (SPP), Profittability Index (PI) ed Levelized Cost of Energy (LCOE). 
Il terzo capitolo della tesi è interamente dedicato alla descrizione del modello economico-finanziario e 
alla sua applicazione al caso studio. L’analisi è iniziata con un’accurata ricerca di mercato tesa al 
reperimento dei costi legati agli impianti ed al loro utilizzo. In seguito sono stati affrontati i problemi del 
dimensionamento dell’impianto e dell’applicazione dei metodi di valutazione dell’investimento ed analisi 
economica. Sulla base dell’algoritmo creato dal DESTeC è stato realizzato dalla candidata un altro 
algoritmo di calcolo implementato sul software Matlab, il quale ha permesso di valutare la convenienza 
dei diversi dimensionamenti con i metodi del NPV, IRR, SPP, PI ed LCOE. Il metodo scelto per la 
decisione della configurazione e del dimensionamento più opportuno è stato il NPV, data la completezza 
di analisi offerta. Gli altri indicatori sono stati considerati per confermare e validare la bontà del metodo 
ed evidenziare eventuali scostamenti. In particolare il LCOE ha permesso la determinazione ed il 
confronto dei costi medi unitari delle diverse tecnologie di produzione termo-elettrica considerate. È stata 
infine condotta un analisi di sensitività che ha permesso di verificare la robustezza del metodo grazie alla 
variazione di alcune variabili ritenute critiche. Queste considerazioni hanno permesso di decidere il 
“sizing” dell’impianto sulla base delle valutazioni economico-finanziarie. Infine sono stati sottolineati gli 
aspetti che risultano essere critici nei contesti oggetto di studio, non considerati negli schemi tradizionali, 
riguardo la preesistenza di infrastrutture di supporto, la disponibilità di capacità tecniche e risorse locali, 
nonché la capacità del sistema di permettere future espansioni modulari per poter far fronte ad un 
aumento della domanda di energia. 
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2 La situazione attuale degli investimenti nelle energie 
rinnovabili  
La domanda mondiale di energia è in costante aumento e le previsioni per il futuro confermano il trend 
attuale. Oggigiorno petrolio, carbone e gas naturale rappresentano le fonti attraverso le quali viene 
soddisfatta gran parte della richiesta di energia, dato che le fonti di energia pulita e rinnovabile risultano 
essere ancora poco attrattive per via della propria natura aleatoria e per le percentuali di resa ed efficienza 
non paragonabili a quelle dei combustibili fossili. Nonostante ciò, negli ultimi anni il mercato energetico 
sta attraversando una radicale trasformazione in tutto il mondo [1]. Una drastica riduzione nelle emissioni 
di gas ad effetto serra può essere ottenuta solamente aumentando la quota delle fonti rinnovabili nel mix 
produttivo, ovvero creando energia in maniera sostenibile e a basso impatto ambientale.  
In realtà nei paesi in via di sviluppo le fonti energetiche rinnovabili (FER) rappresentano già una valida 
alternativa alle fonti tradizionali, specialmente nelle nazioni con una carente presenza nel territorio di 
giacimenti di combustibili fossili. Anche nei contesti rurali densamente poco abitati e lontani dalle 
principali città e dalle loro infrastrutture, spesso non è possibile o non é economicamente fattibile 
estendere la rete elettrica nazionale data la grande distanza che intercorre tra il più vicino punto di 
allacciamento e la comunità stessa, che quindi rimane “elettricamente isolata” dal resto del paese. In 
questi casi la competitività della autoproduzione di energia elettrica mediante fonti rinnovabili incrementa 
vertiginosamente rispetto all’utilizzo dei combustibili fossili a causa della difficioltà di 
approvvigionamento del combustibile e del suo costo. Oltretutto la crescita del prezzo dei combustibili 
fossili potrebbe contribuire allo sviluppo del modello di generazione elettrica distribuita [2], ovvero la 
produzione di energia elettrica in unità elettriche di autoproduzione di piccole dimensioni sparse nel 
territorio ed allacciate direttamente alla rete elettrica di distribuzione, realizzando su tutto il territorio 
piccoli impianti di produzione vicini alle singole comunità, cosa resa possibile grazie allo sviluppo delle 
conoscenze tecnologiche in merito alle “smart grids” [3]. Date le condizioni tecniche, economiche, sociali 
ed ambientali dei contesti appena descritti, i metodi tradizionali di valutazione dell’investimento, frutto 
dell’esperienza maturata nei paesi sviluppati, non rappresentano più uno strumento completo e affidabile 
per la definizione di costi e benefici di questi progetti, perché si basano su ipotesi non più valide per le 
opportunità citate precedentemente [4].  
Per lo sviluppatore il fattore di successo in questi contesti difficili si traduce nella personalizzazione del 
prodotto a tutti i livelli (tecnologico, manageriale, organizzativo e finanziario) purché venga incontro alle 
caratteristiche specifiche del destinatario del progetto. Ad oggi, infatti, il progetto va ben oltre al semplice 
sviluppo dello specifico impianto in quanto gli aspetti più problematici risultano essere una valutazione 
integrata dell’investimento, nonché il reperimento di capitali per finanziare tale settore. Tenendo conto di 
tutte queste considerazioni, questo lavoro ha l’obiettivo di analizzare lo stato dell’arte delle analisi di 
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fattibilità e delle valutazioni di investimento, nonché l’applicabilità di diversi metodi decisionali per i 
progetti sopra citati, al caso studio riguardante la progettazione di un impianto ibrido non connesso alla 
rete esterna. L’analisi, evidentemente supportata da documenti, articoli scientifici e pubblicazioni ricavati 
dalla letteratura, comprende sia la valutazione degli aspetti climatici inerenti lo sfruttamento delle energie 
rinnovabili, che gli aspetti tecnologici, la definizione della migliore opzione di distribuzione dell’energia, 
la risoluzione del problema progettuale posto in termini di dimensionamento dell’impianto. Lo studio 
esaminerà anche gli aspetti economico-finanziari che sono chiaramente preponderanti in un’ottica di 
investimento, come la scelta tra possibili alternative tutte tecnicamente valide e la verifica di convenienza 
di un determinato dimensionamento. Questa verrà effettuata tramite l’applicazione dell’analisi costi 
benefici, che si rivela, nei campi di propria pertinenza, uno strumento oggettivo, potente ed ad ampio 
spettro di applicabilità. Non ultimi, verranno inclusi nella trattazione anche aspetti sociali ed ambientali 
che sono cruciali per il successo di tali progetti. Lo scopo ultimo di tale analisi non risiede solamente 
nella comparazione e nella discussione dell’applicabilità di tali strumenti e della loro efficacia in 
determinati contesti di studio, ma bensì è necessaria per poter acquisire una buona padronanza 
dell’argomento e poter proporre un insieme di procedure e di regole che possano guidare ad una corretto 
approccio alla delicata tematica della valutazione di investimento in tecnologie ad energia rinnovabile per 
impianti stand alone. 
Al fine di comprendere le problematiche legate agli investimenti privati in materie di energie rinnovabili, 
sono state individuate due macrocategorie, ognuna delle quali tratterà in maniera approfondita 
l’argomento da un differente punto di vista. Le macrocategorie individuate sono:  
1. Definizione, caratteristiche generali e classificazione delle fonti di energia rinnovabile; 
2. Le economie delle energie rinnovabili. 
2.1 Definizione, caratteristiche generali e classificazione delle fonti 
di energia rinnovabile  
Di seguito verrà offerta una breve descrizione delle tecnologie sfruttanti le fonti energetiche rinnovabili 
che verranno studiate in questo progetto. 
2.1.1 Sistema energetico ibrido 
Il termine “sistema ibrido di generazione” (Hybrid Energy System – HES) si riferisce ad un impianto per 
la generazione di potenza che sfrutta energia rinnovabile come fonte energetica primaria, un generatore 
(nella maggior parte dei casi alimentato a diesel ma potenzialmente anche a benzina o GPL) come unità di 
supporto e generazione d’emergenza, ed un sistema per l’accumulo dell’energia prodotta.  
In passato i sistemi ibridi sono stati impiegati per alimentare utenze in località remote quali stazioni radio 
per telecomunicazioni, monitoraggio di satelliti, fari, ecc. Attualmente invece questa soluzione è di 
particolare interesse per garantire la fornitura di elettricità a piccoli villaggi o comunità in località remote, 
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lontane dalla rete di distribuzione elettrica nazionale e con scarse probabilità di una futura connessione a 
causa degli elevati costi necessari ad effettuare gli allacciamenti o laddove prevalgano obiettivi di 
conservazione naturalistica. Possono essere utilizzate differenti tipologie di energie rinnovabili:  
 Il micro-idroelettrico è la tecnologia economicamente più competitiva (anche se paragonata con 
quelle tradizionali basate sull’impiego di combustibili fossili), ma anche la più dipendente dalle 
caratteristiche geologiche del sito in cui l’impianto verrà installato, in quanto richiede un corso 
d’acqua con determinate caratteristiche di dimensioni e di flusso.  
 Il solare fotovoltaico è compatibile con qualsiasi località ed è anche relativamente semplice da 
installare e manutenere. Inoltre i costi d’investimento iniziali negli ultimi anni hanno subito una 
consistente riduzione, che rende ancora più appetibile la tecnologia;  
 La tecnologia micro-eolica è fortemente dipendente dal sito d’installazione, in quanto le condizioni di 
ventosità possono variare drasticamente da un luogo all’altro e devono quindi essere analizzate 
attentamente prima di installare il sistema.  
 Altre fonti energetiche rinnovabili (FER) talvolta utilizzate sono quelle a biomasse, energia 
geotermica, sempre se la località abbia le caratteristiche adeguate, celle a combustibile, ecc.  
Un loro comune svantaggio è l’imprevedibilità e la dipendenza dalle condizioni atmosferiche e dai 
cambiamenti climatici. Inoltre i periodi in cui vi è disponibilità di energia possono non coincidere con la 
distribuzione temporale dei carichi. 
Generalmente, l’utilizzo indipendente di una delle fonti energetiche citate comporta il sovra-
dimensionamento dell’impianto con conseguente aumento dei costi, la quale non rappresenta quindi la 
soluzione migliore per impianti isolati dalla rete elettrica. Un sistema ibrido nasce in risposta alle suddette 
problematiche circa l’aleatorietà delle diverse fonti rinnovabili ed il dispendio di capitale nel 
sovradimensionamento degli impianti, sfruttando differenti fonti energetiche rinnovabili al fine di 
bilanciare al meglio vantaggi e svantaggi di ciascuna tecnologia per supplire alle mancanze dell’altra. Il 
potenziale di questa integrazione è evidente se si tiene conto dell’aleatorietà di ciascuna risorsa: il micro-
idroelettrico può produrre elettricità a bassi costi, ma dipende da effetti climatici stagionali (disponibilità 
d’acqua).  Il fotovoltaico invece, data l’abbondanza della risorsa solare, può essere usato quasi ovunque, 
ma richiede un sistema di accumulo dell’energia di grandi dimensioni per evitare interruzioni del servizio 
durante la notte (o durante periodi caratterizzati da scarso irraggiamento). 
La generazione tramite una turbina eolica è anch’essa intermittente e dipende dalle caratteristiche di 
ventosità del sito selezionato. Sfruttando quindi la complementarietà (su base giornaliera o stagionale) 
delle varie risorse si può aumentare l’efficienza e l’affidabilità del sistema, diminuire i costi totali  
dell’impianto ed il consumo di combustibili fossili e le conseguenti emissioni inquinanti e ridurre le 
dimensioni dei sistemi di accumulo dell’energia rispetto ai sistemi “tradizionali”. Al fine di garantire la 
continuità del servizio, di massimizzare la durata della vita utile dei componenti riducendo lo stress sul 
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sistema (in particolare sulle batterie, ove presenti) e ridurre i costi complessivi, generatori diesel sono 
comunque installati come fonti energetiche di supporto (backup). Ciò consente inoltre di coprire una 
maggior varietà di profili di carico e di ridurre ulteriormente le dimensioni del sistema d’accumulo. 
Questa tipologia di impianti offre due ulteriori importanti vantaggi: grazie alla modularità dei componenti 
di generazione, questi sistemi possono facilmente incrementare la propria potenza installata in caso di un 
aumento del fabbisogno energetico, fatto che può verificarsi frequentemente nel caso si vada ad 
alimentare comunità non abituate ad una fornitura regolare di elettricità. Infine possono eventualmente 
essere connessi alla rete elettrica incrementando la capacità complessiva di generazione. 
Come conseguenza della crescente complessità dell’impianto, la ricerca del design ottimale e il 
dimensionamento sono diventati più complicati a causa della variabilità nel tempo sia delle fonti che dei 
carichi, dell’elevato numero di parametri che devono essere considerati, della non linearità dei 
componenti e del fatto che la configurazione ottimale e la strategia di controllo sono interdipendenti. 
Questa complessità rende i sistemi ibridi ad energie rinnovabili particolarmente difficili da progettare ed 
analizzare. Apposite tecniche di controllo e procedure di ottimizzazione sono inoltre necessarie per la 
gestione dei componenti e dei carichi al fine di rendere il sistema economicamente sostenibile, 
minimizzando allo stesso tempo i costi di produzione e le emissioni nocive. L’ottimizzazione può quindi 
essere multi obiettivo e addirittura con obiettivi in conflitto tra di loro.  
Nel territorio italiano, caratterizzato da un’elevata penetrazione del sistema di distribuzione, non sono 
frequenti gli esempi di realizzazione di impianti ibridi; un numero consistente di questi progetti si trovano 
inoltre nei paesi in via di sviluppo, in genere carenti nella rete infrastrutturale di trasporto dell’energia. Se 
di per sé gli impianti ibridi a fonti rinnovabili multiple non sono soluzioni impiantistiche di nuova 
concezione, il recente sviluppo tecnologico, soprattutto nel campo della componentistica elettronica, 
consente ora l’accoppiamento di tecnologie rinnovabili prima difficilmente compatibili, ampliandone così 
il campo applicativo e favorendone la diffusione.  
Impianto solare termico 
Negli impianti solari termici (ST), la radiazione solare incidente su una superfice è sfruttata per ottenere 
energia termica. Nella varietà di tecnologie a disposizione, l’impianto solare termico è sempre composto 
da due unità di base: 
• Il collettore solare, costituito da una piastra captante che assorbe l’energia solare e la converte in 
calore. Il calore prodotto viene poi inviato a un fluido termovettore (ad esempio acqua o aria) che 
circola all’interno del collettore stesso o in particolari fasci tubieri e utilizzato per il riscaldamento di 
acqua calda sanitaria(ACS) o per la climatizzazione; 
• L’accumulatore termico, un serbatoio coibentato dove si immagazzina e conserva il calore assorbito 
dal fluido termo-convettore; tale processo di trasmissione del calore avviene attraverso uno 
scambiatore di calore, che riscalda direttamente l’acqua del circuito secondario (quello per l’acqua 
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calda sanitaria o per il riscaldamento). 
 
Figura 1 Schema di funzionamento di un impianto solare termico combinato 
I circuiti coinvolti in questo processo sono due: 
• Il circuito primario, nel quale circola il fluido termoconvettore (in uno scambio continuo tra 
collettore solare e accumulatore termico); 
• Il circuito secondario, nel quale circola l’acqua calda sanitaria (ACS) e l’acqua per il riscaldamento. 
Fondamentale è poi il liquido termoconvettore, o liquido termovettore, che accumula il calore, lo trasporta 
e lo rilascia, attraverso lo scambiatore di calore al circuito secondario dell’acqua per uso sanitario o per il 
riscaldamento. Il fluido termoconvettore, a seconda della tipologia di impianto, può essere costituito da 
acqua o acqua e glicole (miscelato in proporzioni tali da evitare il congelamento del fluido alle 
temperature minime previste nell’area territoriale dove l’impianto viene installato); gli impianti a 
svuotamento, che svuotano l’impianto dal collettore fino all’accumulatore in caso di temperature 
eccessivamente alte o basse, utilizzano spesso semplice acqua, senza l’aggiunta di glicole. Uno dei modi 
per classificare gli impianti solari termici è in funzione delle modalità di circolazione e di gestione del 
liquido termovettore: 
 Sistemi aperti (detti anche sistemi a circuito aperto), in cui il liquido termovettore è la stessa acqua 
che viene utilizzata dall’utenza finale (circuito primario e circuito secondario coincidono). Si tratta dei 
primi sistemi immessi sul mercato, ormai poco utilizzati in quanto meno efficienti e meno igienici dei 
sistemi chiusi; l’utilizzo è comunque indicato per il riscaldamento dell’acqua delle piscine. 
o Sistemi chiusi (detti anche sistemi a circuito chiuso), in cui il liquido termovettore ha un 
circuito dedicato diverso da quello dell’acqua da scaldare. Sono quelli tecnologicamente più 
efficienti; inoltre, grazie al fatto che mantengono separati i circuiti del fluido termovettore 
(circuito primario) e dell’acqua calda (circuito secondario), garantiscono il mantenimento 
dell’acqua nelle condizioni sanitarie con le quali arriva al circuito domestico. I sistemi chiusi 
possono essere distinti in: 
o Sistemi chiusi a circolazione forzata, nei quali il fluido termoconvettore, costituito da acqua e 
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glicole viene spinto a pressione dentro lo scambiatore termico. Ha il vantaggio di permettere il 
posizionamento dell’accumulatore anche in sede separata rispetto ai collettori solari e ad una 
quota superiore. 
o Sistemi chiusi a vaso aperto, nei quali il fluido termoconvettore non è sottoposto a pressione 
ma sfrutta la differenza di quota esistente tra collettori solari e accumulatore termico. Poiché il 
circuito non è sottoposto a pressione, richiede statisticamente una minore manutenzione rispetto 
al sistema a circolazione forzata che è sottoposto a maggiori sollecitazioni dovute all’azione 
della pressione del liquido termoconvettore. Gli impianti a vaso aperto di nuova generazione 
utilizzano un’ulteriore tecnologia detta “a svuotamento”, nella quale l’impianto si svuota 
quando l’acqua ha raggiunto la temperatura richiesta (evitando così pericolosi surriscaldamenti) 
e si svuota anche quando la temperatura sui pannelli solari termici non è sufficiente a renderlo 
funzionante (evitando così soprattutto il rischio di congelamento del liquido convettore nelle 
tubazioni esterne). 
Riguardo il costo di un impianto solare termico, esso dipende da numerose variabili: la potenza termica 
richiesta, il progetto, le scelte tecnologiche-impiantistiche effettuate, le caratteristiche dell'impianto 
termo-idraulico a cui integrarsi, la qualità della componentistica (molto variabile, ma che spesso fa la 
differenza fra un impianto efficiente negli anni ed uno più fragile ed a rischio di manutenzioni a breve 
termine). I costi di manutenzione sono generalmente molto bassi e dipendono soprattutto dalla qualità 
dell’installazione. In generale si possono considerare più delicati i sistemi a circolazione forzata dotati di 
glicole ed è consigliabile un controllo tecnico annuale per verificare l'adeguatezza dei livelli e della 
composizione del liquido termoconvettore; i sistemi a vaso aperto, necessitano in genere di minori 
interventi. Negli impianti con liquido anti-gelo, questo va cambiato ogni 5-6 anni. Infine è consigliabile 
pulire i collettori solari ogni 4-5 anni, a meno che le particolari condizioni ambientali non richiedano un 
intervento più frequente (ad esempio per collettori vicino a strade di grande traffico o in campagna). 
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Figura 2 Variazione del prezzo dei moduli ST a struttura rigida al variazione della dimensione 
lorda
1
 
Nel grafico in Figura 2, effettuato grazie ai dati forniti dai produttori ed installatori di pannelli ST, 
vengono mostrati alcuni costi relativi all’impianto ST e permette di confrontare il prezzo (€) dei collettori 
a struttura rigida con celle al silicio monocristallino di forma quadrata, in base alla loro dimensione lorda 
(  ). 
Impianto fotovoltaico (PV) 
Gli impianti fotovoltaici sfruttano la radiazione solare per produrre energia elettrica. Due sono i 
componenti fondamentali che costituiscono un impianto o generatore fotovoltaico: 
 I moduli fotovoltaici, comunemente detti anche pannelli fotovoltaici, in cui l'elemento base di ciascun 
pannello è la cella fotovoltaica (o cella solare), grazie alla quale, sfruttando le proprietà di un 
materiale semiconduttore (ad esempio il silicio), avviene la conversione dell’energia radiante in 
elettricità. Le celle sono elementi modulari, perciò possono essere facilmente collegate per 
raggiungere la produzione energetica richiesta 
 l’inverter fotovoltaico, disposto tra i pannelli fotovoltaici e l’utenza, la cui funzione è quella di 
convertire la corrente continua prodotta dai moduli fotovoltaici in corrente alternata ad uso dell’utente 
finale. 
 
Figura 3 Esempio di impianto PV stand alone
2
 
                                                     
1 Cataloghi consultati: solarpokete, vaillant, sonnenkraft, teknoenergy, ulteriori interviste a fornitori/installatori  
2 Fonte: http://www.solarenergypoint.it/ 
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All'interno della cella fotovoltaica avviene la conversione dell'energia solare in energia elettrica; il 
processo fisico che permette questa trasformazione prende il nome di “effetto fotovoltaico” e si verifica 
quando un fotone (elemento di energia luminosa) colpisce un elettrone (presente nei materiali 
semiconduttori come, appunto, il silicio); la corrente elettrica così generata aumenta con l'aumentare della 
superficie colpita dai raggi solari. In realtà l'energia solare trasformata in elettricità è solo una piccola 
parte del totale, in genere compresa fra il 14% e il 16%, in funzione della qualità dei wafer di silicio 
utilizzati per la produzione delle celle; questa percentuale definisce l'efficienza dei moduli fotovoltaici. 
All'interno del modulo fotovoltaico le celle sono collegate fra di loro in serie su file parallele. A 
determinare la qualità del modulo, la sua durata ed il mantenimento della capacità produttiva nel tempo 
sono anche i materiali che vanno a comporre il “sandwich”(o laminato), cioè i vari strati a protezione 
delle celle, oltre che alla cornice in alluminio che protegge ulteriormente e tiene insieme il tutto. Gli 
elementi che costituiscono il sandwich dei più comuni moduli fotovoltaici in silicio policristallino o 
monocristallino sono, dalla parte esposta al sole verso l'interno: 
 vetro temprato, posto a protezione delle celle, adatto a resistere agli urti della grandine ed agli sbalzi 
di temperatura stagionali; la sua qualità è data dalla trasparenza, cioè dalla capacità di lasciare passare 
la maggiore quantità di radiazioni solari; 
 strati di E.V.A. (Vinil Acetato di Etilene), materiale elastico trasparente utilizzato per incapsulare ed 
isolare dall'esterno il piano delle celle, assemblate in stringhe e collegate in serie; 
 pellicola posteriore in plastica ad ulteriore protezione e supporto del pannello fotovoltaico. 
Il laminato così ottenuto è racchiuso e protetto da una cornice di alluminio che fa anche da base per il 
fissaggio dei moduli fotovoltaici ai relativi supporti. Cornice d'alluminio e sandwich costituiscono il 
pannello solare fotovoltaico. L'insieme dei pannelli fotovoltaici costituisce quello che tecnicamente viene 
definito campo fotovoltaico. Per quanto riguarda i costi, come indicato nella Figura 4,vanno imputati 
all’acquisto delle diverse componenti: 
1. moduli fotovoltaici; 
2. inverter; 
3. componenti strutturali (sottostruttura di sostegno dei moduli, sistema di ancoraggio); 
4. componenti elettriche (interruttori, quadri elettrici, protezioni delle sovracorrenti); 
5. costo di installazione (opere civili, edili e elettriche); 
6. pratiche burocratiche e amministrative. 
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Figura 4 Breakdown costo impianto fotovoltaico 
EPIA [5] e Rocky Mountain [6] Institute hanno indicato che al 2010 il costo dei moduli fotovoltaici 
rifletteva circa il 60% del prezzo totale degli impianti installati, rappresentando il principale driver 
dell’investimento. Come evidenziato dalla Figura 5 il costo dei moduli fotovoltaici è in netta diminuzione 
da anni, avvicinandosi di recente ad una nuova competitività. Analizzando il trend relativo agli ultimi 20 
anni possiamo notare come, il costo dei moduli abbia subito delle notevoli riduzioni: la diminuzione di 
prezzo si è attestata in media oltre il 20% ogni volta che il volume di produzione complessivo dei pannelli 
venduti è raddoppiato [7]. La notevole riduzione dei costi di produzione è stato ottenuto grazie alle 
economie di apprendimento (ovvero la riduzione dei costi medi unitari derivante dall’affermarsi di una 
tecnologia e dall’aumento del volume di produzione di un prodotto) [8]. 
 
Figura 5 Riduzione del costo dei moduli fotovoltaici secondo le economie di apprendimento [9] 
Nel grafico indicato in Figura 6 la curva blu mostra la variazioni dei prezzi dell’impianto PV (€) al 
variare della produzione energetica del pannello  [10], mentre la curva rossa indica la media dei valori. 
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Figura 6 Variazione del prezzo dei moduli PV (€) in relazione alla produzione energetica (W) 
Il grafico in Figura 7 mostra la variazione della produzione energetica dei pannelli (kW) al variare del 
numero di pannelli considerati ed anche in questo caso la curva rossa indica la media dei valori. La 
realizzazione dei grafici è stata possibile grazie ai dati forniti dai produttori ed installatori di pannelli PV
3
. 
 
 
Figura 7 Variazione della produzione energetica (W) dei pannelli al variare del loro numero 
Impianto eolico (W) 
Con il termine energia eolica si intende l'energia elettrica prodotta dall’energia cinetica dei venti. 
Tipicamente vengono considerati i venti ad una altezza tra i 10 e i 120 metri dal suolo, sebbene esistano 
studi anche per lo sfruttamento delle correnti d'aria in alta quota. L'energia eolica è di origine solare, dato 
che il moto delle masse d'aria è innescato dall'irraggiamento solare e dal conseguente diverso 
riscaldamento delle varie zone del pianeta, sia a livello di macroscala sia di mesoscala e microscala. Dato 
                                                     
3
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però che le caratteristiche e le tecniche di sfruttamento della fonte energetica eolica sono molto diverse da 
quelle dell'energia usualmente indicata come solare, le due tipologie sono in generale mantenute distinte. 
La fonte eolica è distribuita su tutto il pianeta, ma la ventosità è influenzata dalle caratteristiche 
climatiche e orografiche. Inoltre, la fonte eolica è caratterizzata da una scarsa predicibilità, poiché anche 
per lo stesso territorio l'intensità e la direzione del vento sono mutevoli con variazioni che vanno dalla 
stagionalità alle fluttuazioni orarie. La valutazione della potenzialità di un sito è quindi un passo 
fondamentale per realizzare impianti economicamente sostenibili. I dispositivi utilizzati per la produzione 
di energia dal vento, detti usualmente “aerogeneratori” o “turbine eoliche”, sono sostanzialmente 
evoluzioni dei mulini a vento creati dall'uomo fin dall'antichità. Sebbene sarebbe più corretto classificare 
le turbine eoliche in base al tipo di forza aerodinamica che esse sfruttano per generare il moto (portanza o 
trascinamento), esse verranno di seguito suddivise in due macrogruppi: 
1. turbine con asse del rotore orizzontale (in riferimento al terreno) 
2. turbine con asse del rotore verticale (in riferimento al terreno). 
Al fine di avere un quadro completo della suddivisione, nella Figura 8 [11], si offre una descrizione delle 
famiglie di generatori eolici distinti fra asse verticale e asse orizzonatale: 
 
Figura 8 Esempi di generatori eolici classificati in base alla geometria dell’asse del rotore 
1. Turbine ad asse orizzontale. In questa categoria rientrano le classiche turbine bipala o tripala che 
riguardano oltre il 90% delle istallazioni mondiali. In effetti in questa categoria vengono racchiusi 
quegli impianti che sono ormai entrati nell’immaginario collettivo come rappresentativi dell’intero 
panorama eolico. Questa tecnologia genera una buona resa aerodinamica ma non sempre superiore a 
quella delle turbine ad asse verticale. I costi d’installazione sono generalmente più elevati, sebbene 
comportino un maggior numero di restrizioni (distanza tra una turbina e l’altra) e un livello di 
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rumorosità generalmente più elevato. 
2. Turbine ad asse verticale. Le turbine ad asse verticale hanno un costo iniziale più basso rispetto alle 
turbine ad asse orizzontale, ma con costi di manutenzione più elevati. Secondo alcuni studi, condotti 
da diverse università americane, risulta che questo tipo di turbine abbiano la meglio sulle classiche 
turbine ad asse orizzontale anche se i livelli di ventosità richiesti sono più elevati e la tecnologia sia in 
continuo miglioramento. Dal punto di vista architettonico tendono a integrarsi meglio nei paesaggi 
anche grazie a livelli di rumorosità decisamente più bassi. Ulteriore vantaggio di questa tecnologia 
riguarda la possibilità di installazioni multiple in un’area ristretta, difficile per le turbine ad asse 
orizzontale. 
Di seguito, si mostra il grafico (costruito grazie ai dati forniti da produttori ed installatori [12]) in Figura 9 
che indica la variazione del prezzo delle turbine (ad asse verticale descritte nel capitolo successivo), al 
variare della potenza ed in Figura 10 la variazione del prezzo dell’impianto eolico sulla base della 
dimensione delle turbine. 
 
Figura 9 Variazione del prezzo (€) delle turbine eoliche ad asse verticale  
al variare della potenza (kW) 
 
Figura 10 Variazione del prezzo dell’impianto eolico sulla base della dimensione delle turbine  
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Altre componenti dell’impianto ibrido 
 Sistema di batterie 
Le caratteristiche di rete in un sistema isolato devono essere simili a quelle di impianti connessi alla rete 
di distribuzione nazionale, poiché le apparecchiature elettriche utilizzate dalle utenze sono le stesse e 
quindi richiedono la stessa power quality per poter funzionare correttamente.  Le reti isolate non possono 
fare affidamento sulla rete nazionale per il controllo di tensione e frequenza di linea e per il bilanciamento 
di produzione e richiesta di energia. Nonostante gran parte delle tecniche e degli accorgimenti impiegati 
per la gestione di grandi centrali possano trovare applicazione anche in impianti di taglia minore, vi sono 
alcune differenze:  
 la gestione del flusso delle potenze è più complicata rispetto alla tradizionale generazione 
centralizzata (dove il flusso è diretto sempre dalla centrale verso i carichi) dato che i generatori sono 
spesso distribuiti lungo la mini-rete;  
 sono solitamente presenti fonti energetiche rinnovabili caratterizzate da un output energetico 
intermittente che non possono essere gestite come i generatori convenzionali;  
 la maggior parte dei generatori impiegati per la generazione distribuita si interfacciano alla rete 
tramite inverter le cui strategie di controllo sono differenti da quelle per macchine rotanti sincrone 
impiegate nelle grandi centrali;  
 non è conveniente da un punto di vista economico l’installazione delle sofisticate apparecchiature di 
controllo utilizzate nelle centrali più grandi né l’impiego continuativo di personale per la gestione e il 
controllo del sistema; si ha spesso una minore varietà di utenze connesse alla rete (ad es. utenze 
domestiche con profili di carico molto simili tra loro) che comporta variazioni di carico più rapide e 
“relativamente di maggiore entità”.  
 La componentistica elettronica impiegata sia dal lato utenza che dal lato generazione è progettata per 
funzionare entro un determinato range di tensione, solitamente ± 5% del valore nominale.  
Voltaggi minori comportano un funzionamento poco performante: ad es. lampadine danno un minore 
output luminoso, i motori ad induzione si possono surriscaldare e danneggiare, mentre altre 
apparecchiature non funzionano affatto. Voltaggi elevati possono invece danneggiare le apparecchiature o 
comunque ridurne la vita utile. Negli impianti ibridi la variabilità della produzione delle FER, 
specialmente in caso di elevata penetrazione delle stesse, rende più difficoltosa la gestione del sistema.  
Il termine “elevata” penetrazione delle FER è relativo all’impianto considerato in quanto dipende sia dalla 
disponibilità di potenza di riserva per far fronte a cali nella generazione (regolazione verso l’alto – up 
regulation) sia dalla presenza di sistemi di controllo in grado di tagliare la produzione se il carico 
diminuisce improvvisamente (regolazione verso il basso – down regulation).  
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La potenza di riserva in un impianto ibrido può essere fornita da una macchina rotante (es. generatore 
diesel) o da un sistema di accumulo collegato alla rete. L’utilizzo di un generatore diesel comporta 
differenti limitazioni:  
 spesso il generatore viene fatto funzionare ad una potenza inferiore di quella nominale e l’efficienza 
di funzionamento ai carichi parziali è minore;  
 il generatore, in caso di cambiamenti della produzione da parte delle altre fonti, interviene in un 
primo momento rilasciando o accumulando energia nella massa rotante della macchine e quindi 
variando la quantità di combustibile alimentato tramite il suo sistema di controllo. Questa procedura 
può causare variazioni temporanee di frequenza e tensione di rete che possono durare per diversi 
secondi finché il generatore non raggiunge il nuovo stato stazionario di funzionamento.  
Se le variazioni di produzione (o dei carichi) sono di grande entità, il valore di frequenza può superare le 
soglie di protezione causando interruzioni di funzionamento del generatore o di altri componenti.  
I sistemi di accumulo possono essere progettati per dare una risposta veloce in regolazione dall’alto o dal 
basso con minime variazioni di frequenza e tensione, oppure possono supportare il generatore diesel 
durante i transitori. Più in generale essi possono svolgere due funzioni principali:  
 bilanciamento di potenza sul breve periodo, relativamente alla regolazione della mini-rete, dove 
l’accumulo assorbe o immette potenza al fine di bilanciare produzione e consumi istantanei. Ciò 
garantisce la stabilità di tensione e frequenza della rete. Questa applicazione del sistema può essere 
classificata come “di potenza” in quanto l’energia accumulata viene scaricata velocemente (secondi o 
minuti) e in grandi quantità;  
 gestione dell’energia sul lungo periodo per garantire la compatibilità tra i profili temporali dei 
generatori e quello dei carichi (es: accumulo dell’energia prodotta da un generatore PV durante il 
giorno che viene poi rilasciata durante le ore notturne). Questa viene definita come un’applicazione 
“di energia” dove l’energia accumulata viene scaricata lentamente e per un lungo periodo di tempo 
(dalle decine di minuti alle ore). La capacità di accumulo per applicazioni di energia deve essere 
maggiore rispetto ad applicazioni di potenza.  
Per il bilanciamento di potenza sul breve periodo è necessario un breve tempo di risposta (nell’ordine dei 
millisecondi), buona capacità di gestione dei processi di carica e scarica (simmetria), estesa vita utile 
(relativamente al numero di cicli sopportabili, non solo alla durata temporale) e basso costo per kWh di 
capacità. La gestione sul lungo periodo richiede invece una grande capacità di accumulo, elevata 
efficienza di rete e basso costo.  
In sintesi, un sistema di accumulo ideale per la stabilizzazione di una rete isolata dovrebbe avere le 
seguenti caratteristiche:  
 densità di potenza elevata (più importante della densità di energia);  
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 elevata efficienza (che non subisca importanti variazioni al variare dello stato di carica);  
 elevata affidabilità;  
 ridotto tempo di risposta;  
 estesa vita utile;  
 basso costo.  
Inverter 
L’inverter è il cuore di ogni impianto produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili: trasforma la 
corrente continua (DC) (prodotta ad esempio dai moduli fotovoltaici o dalle pale eoliche), in comune 
corrente alternata (AC). I compiti di un inverter per un impianto stand alone sono tanto variegati quanto 
complessi: 
 Trasformazione con basse perdite. Una delle caratteristiche più importanti di un inverter è il suo 
grado di rendimento. Quest’ultimo indica quale percentuale dell’energia “immessa” sotto forma di 
corrente continua viene riemessa sotto forma di corrente alternata. Gli apparecchi moderni 
conseguono un grado di rendimento pari al 98%. 
 Ottimizzazione della potenza. La curva caratteristica dei moduli fotovoltaici e delle turbine dipende 
fortemente da caratteristiche climatiche che si modificano continuamente nell’arco della giornata. 
L’inverter deve pertanto trovare e mantenere costantemente il punto di funzionamento ideale sulla 
curva caratteristica, per poter prelevare dai moduli solari e dalle turbine eoliche la potenza maggiore 
in ogni situazione. Questo punto di funzionamento ottimale si chiama Maximum Power Point (MPP); 
la ricerca e il mantenimento dell’MPP costituiscono l’inseguimento MPP, estremamente importante 
per il rendimento energetico di un impianto fotovoltaico. 
 Monitoraggio e protezione. L’inverter monitora da un lato il rendimento dell’impianto PV e segnala 
la presenza di eventuali anomalie. Dall’altro lato si occupa del monitoraggio della rete di 
alimentazione alla quale è collegato. Per motivi di sicurezza deve dunque disinserire immediatamente 
l’impianto in caso di anomalia nella rete pubblica, oppure contribuire al supporto della stessa, in base 
ai requisiti del gestore di rete locale. 
 Sicurezza.L’inverter spesso possiede un dispositivo in grado di interrompere in maniera sicura il 
flusso di corrente dai moduli fotovoltaici. Infatti, in caso di irraggiamento, essi si trovano 
fondamentalmente sotto tensione, e dunque non si possono disinserire. Se si interrompe il 
collegamento via cavo con l’inverter durante il funzionamento, possono verificarsi pericolosi archi 
elettrici che, a causa della corrente continua, non scompaiono. Integrando un dispositivo sezionatore 
direttamente nell’inverter, l’installazione e il cablaggio risultano decisamente più semplici. 
 Comunicazione. Le interfacce di comunicazione sull’inverter consentono il controllo e il 
monitoraggio di tutti i parametri, i dati di funzionamento e i rendimenti. Tramite un collegamento di 
rete, un bus di campo, è possibile richiamare i dati e configurare i parametri degli inverter. La 
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maggior parte delle volte i dati vengono interrogati tramite un data logger, che raccoglie le 
informazioni di più inverter, e su richiesta trasmessi a un portale dati online (ad es. Sunny Portal di 
SMA [13]). 
 Gestione delle temperature. La temperatura nell’involucro dell’inverter influisce anche sul grado di 
rendimento. Se sale troppo, l’inverter deve ridurre la sua potenza. In alcune circostanze non è quindi 
poi possibile utilizzare appieno la potenza di modulo attualmente disponibile. 
 Dissipazione. La temperatura dipende da un lato dal luogo di montaggio (l’ideale sarebbe un 
ambiente uniformemente fresco). Dall’altro lato dipende direttamente dal funzionamento 
dell’inverter: anche con un grado di rendimento pari a 98%, le perdite (sotto forma di calore) sono 
comunque pari a un 2%. Con una potenza di 10 kW la potenza termica dissipata è pur sempre di 200 
W. Quindi è particolarmente importante un raffreddamento efficiente e affidabile dell’involucro. I 
componenti, disposti in maniera ottimale sotto il profilo termico, possono smaltire il loro calore 
direttamente nell’ambiente, mentre l’intero involucro funge da dissipatore. Così gli inverter 
funzionano con potenza nominale massima anche a temperature ambiente fino a 50 °C. 
 Protezione. Un involucro resistente alle intemperie, in caso ottimale con grado di protezione IP65, 
permette il montaggio all’esterno e in qualsiasi luogo dell’inverter. Il vantaggio: più vicino viene 
installato l’inverter ai moduli, minore sarà l’onere dovuto alla posa dei relativamente costosi cavi CC. 
2.2 Le economie delle energie rinnovabili 
La creazione dei mercati dell’energia elettrica si pone come obiettivo principale una maggiore efficienza 
del sistema, minimizzando le funzioni di costo dei soggetti coinvolti e garantendo sempre il 
soddisfacimento completo della domanda. Negli ultimi anni l'attenzione dell'opinione pubblica per le 
energie rinnovabili (ER) è aumentata in maniera consistente e costante. I motivi principali di tale sviluppo 
risiedono nella necessità di ridurre i consumi di combustibili fossili, di diversificare le risorse energetiche 
e di diminuire la dipendenza da paesi terzi (per contrastare i rischi geopolitici degli approvvigionamenti 
energetici). Il primo punto è al momento il più importante: la necessità di ridurre i consumi dei 
combustibili fossili a causa dell’eccessivo inquinamento provocato dal loro utilizzo (ma anche l'aumento 
del loro prezzo di acquisto e la certezza che prima o poi tali combustibili saranno esauriti). Per questo 
motivo, tanto ambientale quanto economico, il panorama globale negli ultimi anni ha dato vita a politiche 
incentivanti l’uso di fonti energetiche rinnovabili: quasi tutti i principali paesi industrializzati hanno 
aderito al “Protocollo di Kyoto”, il trattato internazionale relativo ai problemi ambientali legati al 
riscaldamento globale sottoscritto in Giappone l’11 dicembre 1997 da 160 paesi in occasione della 
conferenza della “Convezione Quadro delle Nazioni Unite” sui Cambiamenti Climatici (UNFCCC) [14], 
per contrastare il cambiamento climatico nel periodo 2005-2012. Ad oggi, gli Stati Uniti, spinti dalle 
politiche promosse dall’Amministrazione del Presidente Obama [15] hanno stabilito che entro il 2025 
ridurranno le emissioni di gas responsabili dell’effetto serra in una percentuale che va dal 26 al 28% 
 22 
 
rispetto ai livelli di inquinamento registrati nel 2005. Entro il 2050, il piano sarà ancora più ambizioso: 
portare la quota di riduzione delle emissioni all’80%. Dal suo canto, l’Europa è protesa verso gli obiettivi 
della direttiva “20-20-20” [16]: si tratta dell’insieme delle misure pensate dalla UE per il periodo 
successivo al termine del “Protocollo di Kyoto” [17]; sono stati stabiliti tre ambiziosi obiettivi da 
raggiungere entro il 2020: 
 ridurre i gas rewsponsabili dell’effetto serra del 20%; 
 ridurre i consumi energetici del 20%, aumentando l'efficienza energetica; 
 soddisfare il 20% del fabbisogno energetico europeo con le energie rinnovabili. 
L’Europa è finora il leader morale delle strategie sulle emissioni mentre la Cina e l’India devono 
ripensare alle proprie politiche di sviluppo economico accelerato che hanno portato ad avere un impatto 
ambientale sempre meno sostenibile: come ricordano gli analisti del McKinsey Global Institute [18], la 
Cina e l’India “stanno attraversando un’accelerazione economica circa 10 volte superiore alla 
Rivoluzione industriale e di una portata 100 volte maggiore, il che genera una forza economica 1.000 
volte più potente”. Purtroppo l’acquisto di un impianto sfruttante le energie rinnovabili senza alcun 
contributo esterno (ad esempio finanziamenti della Comunità Europea), è sicuramente più oneroso 
dell’acquisto di un sistema sfruttante le fonti fossili, benchè le differenze relative ai costi possano essere 
chiaramente ribaltate nel lungo periodo. Questo perchè il costo d’acquisto degli impianti sfruttanti le fonti 
energetiche non rinnovabili è abbastanza ridotto. Per contro durante la vita utile dovranno essere sostenuti 
i continui costi relativi all’acquisto dei combustibili, mentre per le tecnologie sfruttanti le FER la spesa si 
concentra tutta nel momento dell’acquisto dell’impianto, senza costi aggiuntivi da sostenere durante la 
vita utile. La crisi economica e il taglio degli incentivi pesano sul tasso di crescita, ma non fermano la 
tendenza: i nuovi impianti per la produzione di energia elettrica installati in Europa sono sostanzialmente 
quelli sfruttanti le FER. La nuova potenza elettrica installata nell’Unione Europea nel 2014 è infatti 
costituita dalle fonti pulite per il 79%. A livello assoluto, la percentuale di installazioni annuali di 
impianti sfruttanti le FER è leggermente calata rispetto al 2013, salvo quella dell’eolico (cresciuto del 
3,8% nel 2014 rispetto al 2013). Tuttavia in questi anni il rapporto di installazione di impianti “green” 
sulla totalità degli impianti installati ha continuato a crescere [19], come appare chiaro in Figura 11 e 
Figura 12. 
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Figura 11 Produzione energetica (MW) per anno e quota delle fonti (%) 
 
Figura 12 Capacità installata (MW) a livello mondiale per fonte energetica sfruttata 
La  Figura 11 e la Figura 12 mostrano che nel contesto europeo nel giro di soli 14 anni, un periodo 
piuttosto breve, l’eolico è passato dal 2,4 al 14%, il fotovoltaico dallo 0,02% della potenza installata al 
9,7%, mentre c’è stata una forte riduzione dell’uso delle fonti energetiche non rinnovabili, dal 11,3% al 
4,8%. Insieme, queste tecnologie arrivano a produrre 216,7 GW di potenza. Nell’Unione Europea, 378 
GW, su una potenza installata totale di circa 913 GW, ovvero quasi il 42% del totale, viene prodotto da 
tecnologie sfruttanti le ER.  La Figura 13 mostra come, per effetto dal calo dei costi degli impianti che 
sfruttano le energie pulite, sia calata anche il relativo prezzo di produzione per alcuni paesi dal 2010 al 
2014 [19].  
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Figura 13 calo dei costi relativi alle fonti energetiche rinnovabili 
 
Figura 14 Installazioni delle tecnologie sfruttanti le fonti rinnovabili nel 2010 e 2014 
La Figura 14 mostra l’aumento di installazioni sfruttanti le FER, indicando sull’asse delle ordinate il 
costo dell’energia per ogni chilowattora (€/kWh), sull’asse delle ascisse le tecnologie usate tra il 2010 e il 
2014 [19] tenendo conto della dimensione degli impianti installati in Megawatt (riportato nella leggenda). 
In media i costi di installazione per l'energia eolica onshore, il fotovoltaico e il solare a concentrazione 
(CSP) stanno subendo una rapida riduzione, al contrario della loro performance che è in continuo 
miglioramento. Se si considerano i prezzi, quelli dei moduli fotovoltaici nel 2014 erano inferiori di circa 
il 75% rispetto ai livelli di fine 2009.  
A tal proposito, confrontando i costi di generazione energetica (€/kW) nei vari Paesi delle diverse 
tecnologie sfruttanti le FER (nel biennio 2013-2014), si può osservare dalla Figura 15 che la tecnologia 
più onerosa è quella sfruttante la variazione delle maree, la quale risulta essere ancora ben lontana dal 
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punto di vista economico dal livello concorrenziale dei combustibili fossili [19]. Il range di variazione del 
costo delle diverse tecnologie è molto ampio e dipende dalla soluzione tecnologica adottata (per esempio, 
il solare a concentrazione in un deserto produce energia ad un costo ben minore di pannelli solari ad uso 
residenziale). L’energia eolica resta potenzialmente più economica, ma richiede un investimento iniziale 
spesso più costoso delle fonti fossili, come nel caso degli impianti off-shore. In questo caso la variazione 
del costo dell’impianto dipende sia dalla soluzione tecnologica adottata (turbine verticali ed orizzontali di 
diversa forma e dimensione), sia dall’ubicazione dell’impianto stesso (on-shore, off-shore ecc. [20]). 
Infine biomasse, geotermia ed idroelettricità sono in aumento ma non possono essere ubicate ovunque ed 
in maniera distribuita nel territorio. 
 
Figura 15 Variazione della produzione energetica per le diverse tecnologie (ER) 
Per valutare a pieno la convenienza legata all’utilizzo delle FER è utile considerare il costo delle fonti 
fossili: 
1. Innanzitutto il costo delle fonti fossili non riflette il loro impatto sociale. Di fatto, come fu sottolineato 
dalla Stern Review nel 2006 [21], il cambiamento climatico è stato “uno dei più grandi fallimenti di 
mercato nella storia” proprio perché il costo ambientale associato all’emissione di anidride carbonica 
prodotta dalle tecnologie sfruttanti le fonti energetiche fossili è altissimo. A tal riguardo assume 
notevole importanza la Carbon Tax introdotta nel 2005 dall’Unione Europea per i suoi stati membri: è 
una tassa sulle risorse energetiche che emettono biossido di carbonio in atmosfera. E’ classificata 
come tassa Pigouviana (dal nome di Arthur Cecil Pigou che per primo propose una soluzione al 
problema dei costi pubblici) [22].  
2. In secondo luogo, in alcune zone del mondo potrebbe essere più costoso implementare un progetto 
sfruttante le fonti non rinnovabili. E’ il caso delle comunità rurali nei paesi in via di sviluppo che 
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molto spesso non sono allacciate alla rete e tali per cui sia più conveniente un progetto off-grid 
piuttosto che grid-connected (in particolare sfruttando l’energia solare) [23]. 
3. In terzo luogo, come mostra la Figura 15, non vi è carenza di fonti rinnovabili a livello globale. In 
termini di energia primaria, è già tecnicamente possibile generare più dell’energia necessaria con il 
solo utilizzo dell’energia solare. Allo stesso modo, l’ energia eolica e geotermica potrebbero essere 
sfruttate per soddisfare il futuro incremento della domanda globale di energia. 
2.2.1 Decommissioning 
Si definisce con il termine “decommissioning” lo smantellamento, lo smaltimento e il recupero dei 
componenti dell’impianto alla fine della sua vita utile. La tematica del decommissioning applicato agli 
impianti sfruttanti le energie rinnovabili è un argomento di fondamentale interesse, benchè ad oggi, in 
letteratura, vi siano pochissime trattazioni a riguardo. Infatti la maggior parte delle fonti presenti in 
letteratura si concentra sulla tematica del decommissioning applicato alle centrali nucleari ed agli impianti 
eolici offshore e non al resto degli impianti sfruttanti le fonti rinnovabili; questo forse a causa della 
mancanza di una legislazione a riguardo.  Di seguito sono stati analizzati (grazie alle fonti offerte dalla 
letteratura), tre possibili approcci al problema del decommissioning. 
Approccio al problema del decommissioning e casi studio 
 Decommissioning eolico: il caso Oklahoma 
Con l’aumento dei prezzi dovuto alla crisi energetica degli anni settanta, le società elettriche e gli 
imprenditori iniziarono ad esplorare fonti energetiche alternative con investimenti in impianti eolici in 
California, rendendola uno dei primi leader nel campo dell'energia eolica degli Stati Uniti (Gipe, 2009). 
In seguito all'installazione di alcuni impianti, la crescita del settore è stata pressocchè inesistente fino alla 
fine del 1990. Influenzati dalla deregolamentazione dei mercati elettrici, dalla crescente instabilità dei 
prezzi dei carburanti fossili e dai notevoli miglioramenti apportati alle turbine in termini di efficienza, le 
società elettriche si rivolsero nuovamente allo sfruttamento dell’energia eolica. Con una crescita senza 
precedenti, il vento ha superato rapidamente ogni altra risorsa rinnovabile fatta eccezione per energia 
idroelettrica. Fu chiaro sin da subito che l'energia eolica offriva una serie di benefici economici ed 
ambientali, permettendo la riduzione delle emissioni inquinanti e riducendo la spesa destinata all’acquisto 
dei combustibili fossili, anche se ciò implicava anche una serie di sfide. Una di queste sfide riguarda lo 
sfruttamento dei terreni agricoli, la cui funzione passa da area coltivabile a all’ospitare le turbine eoliche 
ed i relativi sistemi di supporto. Lo sfruttamento dei campi, data la mole dell’investimento, prevede dei 
contratti di lungo periodo (in genere leasing) tra i proprietari terrieri ed il gestore dei servizi energetici. 
Uno dei problemi più complessi che preoccupano i proprietari dei campi e la comunità, riguarda quello 
che accadrà agli impianti a fine vita, poichè, a causa della mancanza di una regolamentazione, si corre il 
rischio che gli impianti vengano abbandonati anzichè disinstallati. A tal riguardo, risulta di fondamentale 
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importanza la creazione di un approccio normativo che garantisca il corretto smantellamento degli 
impianti a fine vita, senza scoraggiare lo sfruttamento delle fonti energetiche rinnovabili. 
Questo problema venne affrontato da un’associazione di proprietari terrieri e legislatori locali [24], in 
riferimento all’installazione di alcuni impianti eolici. Essi, sottolinearono la necessità di un quadro 
normativo per regolamentare lo smantellamento degli impianti sfruttanti le fonti energetiche rinnovabili al 
pari delle non rinnovabili (smantellamento impianti petroliferi e sfruttanti il gas naturale), in modo tale da 
garantire il completo ripristino dei siti ed evitarne l’abbandono. Ad esempio, per quanto riguarda 
l'industria petrolifera, è stato creato l'Oklahoma Energy Resources Board (OERB), finanziato con 
contributi volontari da parte degli sviluppatori degli impianti di petrolio e gas per lo smantellamento dei 
siti di estrazione. Purtoppo i due tipi di decommissioning non sono confrontabili. I pozzi di petrolio e gas 
alla fine della loro vita utile vengono dismessi rimuovendo le attrezzature superficiali (pompa, serbatoi, 
valvole e tubature), (Hyne, 2001) con un costo medio di circa $ 5,400, come afferma in una relazione del 
2001 il Sion Interstate Oil and Gas Compact Commissione (IOGCC). D'altra parte, lo smantellamento di 
un impianto eolico e il ripristino della zona circostante, richiedono una rimozione più complessa. Perciò, 
un’azione chiave sembrava essere quella di dare vita ad un'organizzazione formata dagli esperti del 
settore, in modo tale da coordinare un programma di bonifica come l’OERB. Le proposte sono state: 
1. offrire un rimborso delle tasse al proprietario della turbina  in caso di avvenuto smantellamento di 
tutte le turbine al termine della loro vita utile; 
2. assicurare ai proprietari terrieri che qualsiasi impianto verrà correttamente dismesso, nel rispetto di 
specifiche condizioni; 
3. creare un fondo di deposito, con realtivo meccanismo di finanziamento, che permetta allo Stato di 
provvedere allo smantellamento nel caso in cui il proprietario della turbina o l'operatore energetico 
risultino inadempienti a questo dovere; 
4. mantenere bassi i costi con cui tassare i proprietari delle turbine, in modo tale da non scoraggiare 
ulteriori investimenti in simili attività. 
Con queste premesse, le autorità preposte iniziarono a lavorare ad  una regolamentazione nel 2010. La 
legislazione proposta richiedeva la combinazione di un prestito obbligazionario rimborsabile e 
l’imposizione di una tassa che avrebbe permesso di coprire i costi di disattivazione nel caso in cui il 
proprietario dell’impianto non avesse completato le azioni di smantellamento richieste. 
Sulla base dei dati allora disponibili, le prime stime dei costi di disattivazione si aggiravano attorno ai 
70.000$ nel 2010 per una turbina di capacità 2,3 MW. Per garantire che l’attività di decommissioning sia 
portata a termine, sono state proposte tre alternative possibili: 
1. depositare una cauzione di $ 70.000 nel momento in cui avviene l’investimento; 
2. ritardare questo versamento al quinto anno (poiché gli investimenti iniziali sono tutti concentrati al 
tempo inziale); 
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3. ritardare questo versamento al decimo anno; 
Con l'utilizzo di un tasso di inflazione stimato attorno al 2,5%, si prevede un aumento del versamento pari 
a 79.200$ e 89.600$, rispettivamente, nel caso in cui si versi il denaro dopo cinque o dieci anni. A tal 
riguardo, le autorità di regolamentazione temevano la possibilità di abbandono del progetto prima di dieci 
anni e per compensare il rischio è stato aumentato l’importo del versamento pari alla somma di 115.000$ 
al decimo anno di funzionamento. Per fornire un’alternativa applicabile, è stato sviluppata una soluzione 
che preveda l’imposizione di una tassa pari a 0,54$ per MWh prodotto dall’impianto. Questa proposta fu 
accettata dalle autorità locali aumentando la cifra a 0,63$ per MWh prodotto dall’impianto. Lo studio dei 
NPV durante la vita utile del progetto ha evidenziato che le tasse permettono di sostenere minori 
investimenti iniziali, ma hanno un impatto significativamente più elevato nel lungo periodo.  
 Modello fotovoltaico e solare termico 
Il rapido sviluppo del settore delle energie rinnovabili negli ultimi anni, grazie alla forte politica di 
incentivi governativi, ha portato all'attenzione delle varie aziende e istituzioni non solo il problema dello 
smantellamento e dello smaltimento ma anche del recupero dei componenti degli impianti. Uno dei 
motivi è legato al fatto che alcuni moduli solari contengono materiali pericolosi come cadmio, tellurio, 
piombo e selenio. In Cina ad esempio, la vendita di alcuni moduli solari è vietata a causa delle politiche 
che regolano la presenza di cadmio nei dispositivi a semiconduttori fotoelettrici (Kaczmar et al., 2008), 
poichè questa sostanza oltre ad essere particolarmente dannosa per l’ambiente, è stata associata allo 
sviluppo si numerose malattie (Bernard, 2008). Di conseguenza, McDonald e Pearce [25], esprimono 
l’importanza legata alle azioni sugli impianti solari a fine vita e la potenziale necessità di incentivi mirati 
al riciclaggio ed alla regolamentazione attraverso una revisione dei protocolli di riciclaggio, nonchè la 
descrizione del riciclaggio in funzione della tipologia di pannello solare. A proposito dei protocolli di 
riciclaggio, la comparazione dei sistemi di smaltimento e riciclo dei materiali applicati ai sistemi di 
elettronica di consumo e delle batterie per autoveicoli potrebbe essere di notevole utilità al fine di creare 
un modello ad-hoc per quanto riguarda la gestione del processo di smaltimento e recupero dei materiali 
degli impianti energetici sfruttanti le ER. Le aziende che si occupano di elettronica e telecomunicazioni 
(ad esempio, AT&T) riciclano una vasta gamma di prodotti utilizzati e non utilizzati (ad esempio 
difettosi), attraverso una serie di canali di raccolta e di trasformazione. Essi stringono accordi con aziende 
che si occupano di logistica inversa e forniscono servizi di raccolta, di pre-elaborazione e trasporto. 
Computer usati e telefoni sono in genere raccolti e spediti a un centro di assistenza/servizi, dove vengono 
considerati come prodotti utilizzabili, e non rifiuti. Il centro servizi esegue una delle tre cose:  
1. rinnova le attrezzature utilizzate per la rivendita (ricondizionamento); 
2. disassembla l'oggetto in modo tale da usare le componenti come parti di ricambio; 
3. smonta l'oggetto per recuperarne i materiali (ad esempio, i metalli preziosi dall’alto valore 
nominale). 
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Nel settore delle batterie per autoveicoli, il consorzio di produttori chiamato Portable Rechargeable 
Battery Association (PRBA) ha fondato e previsto un programma di ritiro amministrato dalla 
Rechargeable Battery Recycling Corporation (RBRC). Questo programma prevede che le entità 
commerciali (rivenditori e manutentori) ed istituzionali (centri di raccolta municipali) aderenti si 
impegnino a restituire le batterie a NiCd ad apposite strutture adibite al massimo riciclo e completo 
smaltimento dei materiali presenti. Un terzo esempio di smaltimento invece considera il caso di grandi 
utilizzatori-aziende di un determinato bene: essi sarebbero i primi responsabili del recupero e dello 
smaltimento del bene alla fine della sua vita utile e l’intero costo del processo dovrebbe essere caricato 
nel valore aggiunto dell’azienda. Sulla base di questi tre paradigmi (elettronica di consumo, batterie e 
utilizzatori finali), Reaven et al. (1996) ha ipotizzato tre possibili soluzioni per affrontare la raccolta e il 
riciclaggio di pannelli solari. Una variabile non trascurabile in questi paradigmi è rappresentato dalla 
concentrazione geografica dei materiali e dalla loro vicinanza ad adeguati impianti di riciclaggio.  
Relativamente al paradigma degli utilizzatori finali, la raccolta dei pannelli solari a fine della vita utile è 
economicamente fattibile per le grandi e concentrate installazioni, in cui i costi di decommissioning 
possono essere ammortizzati dalla produzione totale dell’impianto. 
Relativamente al paradigma delle batterie, sfruttare periodicamente  i canali di vendita e di logistica in 
maniera inversa, potrebbe essere la scelta migliore al fine di raccogliere piccole quantità di pannelli solari 
a fine della vita utile distribuiti in piccoli quantità sul territorio. Le municipalità potrebbero contribuire 
nel medesimo modo dei centri privati. 
1. Relativamente al paradigma dell’elettronica di consumo, aziende o enti per il riciclo di multimateriali 
potrebbero essere utili per lo smantellamento dei pannelli solari, recuperando i materiali di elevato 
valore e quelli riutilizzabili per altri beni. 
Al fine di determinare la sostenibilità economica del riciclaggio di moduli solari, l'analisi del processo di 
riciclaggio è stata affrontata per cinque dei principali materiali fotovoltaici commercializzati, tra cui:  
 il rame indio gallio diselenide (CIGS); 
 il tellurio di cadmio (CdTe); 
 il silicio amorfo (a-Si); 
 il silicio policristallino (p-Si); 
 il silicio monocristallino (c-Si).  
Questi a loro volta possono essere suddivisi in due categorie:' 
 prima generazione: c-Si e p-Si, che possono essere indicati come “x-Si” e sono i moduli solari più 
comuni nel mondo, con una percentuale di produzione di circa 86-88% nel 2008 (Commissione 
Europea, 2009); 
 seconda generazione (a-Si, CIGS e CdTe) (Green, 2001). 
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Il processo di riciclo per entrambi i tipi di celle solari indicate con x-Si è identico e coinvolge il processo 
di pirolisi, un processo termico che permette il recupero del wafer di silicio cristallino dai moduli (in 
particolar modo lo strato di lamina, l'etilene vinil acetato (EVA), viene vaporizzato tramite il processo di 
pirolisi). 
Poiché il processo di riciclo dei moduli c-Si PV e p-Si (x-Si) è identico, i due tipi di moduli sono stati 
raggruppati per l'analisi. Si è inoltre ipotizzato che tutti i moduli utilizzano un substrato di vetro standard 
di copertura, che può essere riciclato, e sono senza cornice. Va notato che, nel caso in cui un modulo ha 
un telaio (ad esempio alluminio) può essere separato meccanicamente dal modulo e riciclato utilizzando 
tecniche ben consolidate. Conoscendo lo spessore e la densità del semiconduttore in ogni modulo 
menzionato dalla letteratura, posso trovare la massa di semiconduttore recuperato durante il processo di 
riciclo (affinchè venga effettuato il riciclo del materiale): 
                            
Con: 
  = area del modulo       
   = spessore del semiconduttore in cm (nel modulo)  
   = densità del materiale semiconduttore      
   
   = percentuale di materiale semiconduttore che puo essere recuperato da un modulo solare (determinato 
dalla letteratura). 
Dato l’ammontare di materiale semiconduttore che puo essere recuperato da ciascun modulo ed i dati 
tratti dalla letteratura riguardo i costi di riciclo dei moduli solari, il profilo    dovuto alla rivendita del 
semiconduttore è dato da: 
                         
In cui    è il valore di rivendita [€/kg] 
Per quanto riguarda la massa di vetro recuperata: 
                           
Con: 
  = spessore dei vetri del modulo solare  [cm] 
  = densità del vetro      
   
  = percentuale di recupero (supposta al 100% per il vetro) 
Il profitto dovuto al riciclo del vetro può essere quantificato come segue: 
                         
Con: 
   = Valore di rivendita del vetro 
Questi risultati tengono conto del costo dello smaltimento dell'intero modulo solare, compreso il vetro e 
semiconduttori. La massa totale dei rifiuti per modulo può essere espressa come:  
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Con: 
   = potenza per unità di superficie di ciascun modulo     
   
  = peso del modulo solare [kg] 
  =  potenza nominale del modulo solare [Watt] 
Il costo di smaltimento definitivo è stato trovato con: 
                       
Con: 
  = massa di rifiuto per modulo 
  = costo dovuto allo scarico dei rifiuti (Tipping cost), (ricavato dalla letteratura) 
Il profitto totale dovuto al riciclo sarà: 
                                          
Con: 
  = costo di riciclo             
Casi studio 
Costi riciclaggio impianto PV 
L’impatto ambientale causato dal riciclaggio dei pannelli fotovoltaici e solari termici è principalmente 
attribuibile al processo di separazione dei materiali, che viene condotto con trattamento termico (come 
descritto in precedenza), mentre il recupero di materiali quali il rame, l’alluminio e il vetro della cornice 
(quali materiali divisibili) e argento, silicio, indio, gallio e tellurio (come materiali convenzionali) 
comportano un notevole beneficio in quanto evita l’inquinamento che si avrebbe dalla produzione di 
questi materiali a partire dalle materie prime. Una delle fonti considerate è un recente report svolto da Bio 
Intelligence Service [26], in cui sono state fatte delle stime sui costi e sui ricavi relativi al processo di 
riciclaggio e/o di smaltimento dei materiali che costituiscono l’impianto fotovoltaico considerato. Dai dati 
medi relativi alle caratteristiche (peso totale, potenza, peso specifico e area) e composizione (peso 
percentuale dei vari componenti del modulo, misurata in kg, sul peso totale) dei moduli standard delle 
principali categorie di pannelli presenti oggi sul mercato, sono state calcolate le quantità di materiali 
recuperabili per unità di watt. Supponendo che il prezzo dei materiali riciclati sia uguale a quello delle 
materie prime presenti in ogni tipo di modulo fotovoltaico, sono stati analizzati i prezzi attuali di mercato
4
 
dei materiali recuperabili e le loro quantità, al fine di stimare il valore e, di conseguenza, i ricavi ottenibili 
attraverso il riciclaggio. Per completare la valutazione economica sono stati poi calcolati i costi logisticici 
(comprendenti la raccolta e il trasporto delle componenti dell’impianto PV a fine vita), il trattamento e il 
riciclo stesso. Una volta definite le quantità di materiali contenuti nel modulo, si considerano i loro prezzi. 
                                                     
4 Prezzi considerati da: www.metalprices.com, www.recycleinme.com, www.metal-pages.com 
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È importante specificare che la stima sviluppata nelle Tabella 1 e nella Tabella 2 si serve di dati soggetti a 
variazioni nel tempo: 
 
Materiali Tipi di moduli fotovoltaici 
Prezzo 
€/kg 
% di 
riciclo 
Vetro crystalline silicon (c-Si), amorphous silicon (a-Si), CIS /CIGS, CdTe 0,05 95  
Aluminio crystalline silicon, amorphous silicon, CIS /CIGS,CdTe 1,67 100  
Metalli 
rari 
silicio crystalline silicon, amorphous silicon 1.89 
30  
argento crystalline silicon,  CdTe 647 
indio CIS / CIGS 435 
gallio CIGS 378 
tellurio CdTe 74.90 
Totale   0,22 € 
Tabella 1 Prezzi di alcuni materiali recuperabili e valore di ogni modulo 
Con riferimento ai dati contenuti nello studio svolto nel 2007 da Ökopol [27], Institute for Environmental 
Strategies, le percentuali di recupero sono del 95% per il vetro, del 100% per l’alluminio e 
cautelativamente del 30% per i metalli rari, trascurando volutamente il recupero della componente in 
silicio. 
Materiale Prezzo €/kg % di recupero Kg/W recuperati Prezzo €/W 
Vetro 0,05 95 0,0734 0,0037 
Aluminio 0,67 100 0,0107 0,0179 
Metalli rari 650 30 0,0003 0,1941 
Totale    0,2157 
Per singolo modulo    46,38 
Per tonnellata    2086 
Tabella 2 Ricavi ottenibili con il recupero delle componenti dei pannelli 
Sono stati valutati i costi netti per i vari tipi di pannelli (espressi in €/tonnellate per modulo) [28], e la 
differenza tra il costo totale appena considerato e il ricavo che potrebbe essere ottenuto dal processo di 
riciclaggio. Si prenda ad esempio un modulo di potenza 215 W e di peso 22 kg. Il prezzo risultante per i 
costi delle tre materie prime risulta:  
 Prezzo per un singolo modulo =       
 
 
                       
 Prezzo per una tonnellata =                              
Il valore che si può risparmiare riciclando le percentuali sopra scritte di alluminio, vetro e metalli rari, 
considerando il prezzo del materiale riciclato uguale a quello delle materie prime è:  
 Vetro:         
  
 
                           
 
  
                
 Allumini          
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 Metalli rari:        
  
 
                               
 
  
               
 Valore recuperato per un singolo modulo:                             
 Valore recuperato per una tonnellata di moduli:                                 
Costi logistici Costi di riciclo e trattamento Costo totale per tonnellata 
150 € 140 € 290 € 
Tabella 3 Costi previsti dall'associazione PV-cycle per il riciclaggio di una tonnellata  
di pannelli fotovoltaici  
Come mostrato dalle tabelle e dai calcoli effettuati, in termini economici il recupero è molto elevato. 
Si sottolinea però che a questi valori vanno sottratti i costi da sostenere per il recupero, che comprendono 
le spese di ritiro e trasporto (costi logistici), le spese relative al processo di riciclaggio, i costi di gestione 
e quelli impiantistici. Per quel che riguarda il valore dei primi due costi si fa riferimento ai dati riportati 
nella nella Tabella 3 (relativi al 2011) pubblicati nel 2012 da PV-cycle, Associazione Europea per il ritiro 
e riciclo di moduli PV [29]. In base a quanto riportato, tali costi decresceranno tanto quanto più si 
accumuleranno le tonnellate di moduli da smaltire nel corso degli anni. Al costo totale per tonnellata 
appena indicato (290 €) bisogna aggiungere gli ulteriori costi quali la rata annuale di ammortamento 
dell'investimento effettuato per la realizzazione dell'impianto e i costi di gestione dell'impianto stesso. 
Con questi risultati è stato dimostrato che il riciclo dei pannelli fotovoltaici giunti alla fine della loro vita 
utile è conveniente dal punto di vista economico, oltre che ambientale. È quindi opportuno valorizzare 
questi dispositivi come promettente risorsa per il futuro, nella speranza che la questione ambiente non sia 
sottovalutata ma che il fotovoltaico continui la sua lotta per la salvaguardia del pianeta e della comunità. 
La stessa applicazione può essere estesa al caso dei pannelli solari termici. 
 Costi riciclaggio impianto eolico 
La dismissione delle turbine on-shore è un processo relativamente semplice rispetto agli altri impianti 
“green” e nella maggior parte dei casi il terreno può essere riportato alle condizioni ante operam, essendo 
reversibili le modifiche prodotte al territorio. Al momento della dismissione definitiva dell’impianto, non 
si opererà una demolizione distruttiva, ma un semplice smontaggio di tutti i componenti (sezioni torri, 
pale eoliche, strutture di sostegno, componenti elettriche), provvedendo a smaltire adeguatamente la 
totalità dei componenti nel rispetto della normativa vigente, senza dispersione nell’ambiente dei materiali 
e delle sostanze che li compongono. Il decommissioning dell’impianto prevede, sulla base di un 
programma definito in fase di pianificazione, la disinstallazione di ognuna delle unità produttive con 
mezzi e utensili appropriati. Successivamente per ogni macchina si procederà al disaccoppiamento e 
separazione dei macrocomponenti (generatore, mozzo,torre,etc.). Verranno quindi selezionati i 
componenti: 
 riutilizzabili; 
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 riciclabili; 
 da rottamare secondo le normative vigenti; 
 materiali plastici da trattare secondo la natura dei materiali e le normative vigenti. 
Una volta liberato il territorio dalle macchine e dalle relative opere di fondazione secondo le norme di 
demolizione dei materiali edili, si procederà alla rimozione delle opere elettriche, che saranno conferite 
agli impianti di trattamento e recupero. Le informazioni sui costi associati a quest’attività purtroppo sono 
carenti. Sulla base dei pochi casi di smantellamento di singoli aerogeneratori visti in letteratura ed 
applicando il modello visto in precedenza per i sistemi PV e ST, si può prevedere un costo di rimozione 
ripartito come mostrato in Figura 4 (i dati in questione sono stati ricavati tramite interviste e questionari 
distribuiti presso le aziende coinvolte nelle attività di smaltimento degli impianti in esame):  
 
Descrizione Costo (€) 
Costi smantellamento e smaltimento del rotore 400 
Costi smantellamento e smaltimento della navicella  350 
Costi smantellamento e smaltimento della torre  250 
Costi smantellamento per ciascun aerogeneratore nel totale  1.000 
Costi smantellamento e smaltimento della piattaforma e della fondazione  1.200 
Costi macchinari e manodopera  5.000 
Costi aggiuntivi di ripristino dei luoghi (es. rivegetazione del suolo disturbato)  3.000 
Totale costi per impianto da 4.8 kWh  13.200 
Tabella 4 stima dei costi di decommissioning di un impianto eolico da 4.8 kWh 
Si può concludere pertanto che il costo finale di dismissione e ripristino sia di circa 13.200 € per un parco 
micro-eolico come quello in esame. Da questi costi si possono sottrarre quelli ricavati dalla vendita del 
materiale riciclabile e riutilizzabile, quali il ferro della torre di sostegno e della navicella, gli avvolgimenti 
in rame del generatore, le parti meccaniche ancora in buono stato, stimabili in circa 13.200 €. Nella 
Tabella 5 sono stati riportati i diversi componenti esistenti in un impianto con le percentuali di riciclo e la 
destinazione dopo la dismissione. 
Componenti % Riciclo Destinazione 
olii, grassi, basi lubrificanti 80% rigenerazione, combustione controllata 
materie plastiche(rivestimento navicella,pale, ecc.) 90% manufatti arredo urbano, parchi giochi 
acciaio (torre, ecc.) 95% industrie siderurgiche 
alluminio, altri metalli  
(componenti meccaniche e strutturali) 
95% industrie metallurgiche 
rame (impianti elettrici, cavidotti) 95% industrie metallurgiche 
materie plastiche (impianti elettrici, cavidotti) 80% riciclo plastica, smaltimento  
legno, carta, plastica (imballaggi) 80% imballaggi 
Tabella 5 Percentuale di materiale riciclato e destinazione 
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2.3 Gli investimenti nelle Energie rinnovabili 
Come detto nel precedente paragrafo, nel 2014 la quota di energia elettrica prodotta da fonti rinnovabili 
ha continuato a crescere a livello globale, producendo circa il 23% dell’energia elettrica necessaria a 
soddisfare il fabbisogno energetico mondiale, garantendo oltre 5400 TWh di produzione [30]. 
L’incidenza delle rinnovabili risulta essere in crescita così come la potenza complessivamente installata, 
passata da meno di 1 TW a oltre 1,7 TW dal 2007 al 2014, grazie soprattutto alla crescita di fotovoltaico 
(da 10 GW nel 2007 a oltre 183 nel 2014) ed eolico (da 95 a oltre 377 GW). Nel 2014 gli investimenti 
globali per la realizzazione di nuovi impianti ha superato i 235 miliardi di €, in crescita rispetto al 2013 e 
con un’inversione di tendenza rispetto al trend negativo degli anni 2012 e 2013, di fatto tornando sui 
livelli di investimento record del 2011. 
Tuttavia, almeno in parte, questo rappresenta il riflesso monetario della diminuzione dei costi nel 
fotovoltaico: nel 2013 la costruzione di un impianto ha richiesto investimenti minori rispetto all'anno 
precedente. E infatti, nel 2013 sono stati installati sistemi fotovoltaici per una capacità di 39 GW contro i 
31 GW installati nel 2012 a fronte di investimenti superiori. Complessivamente, la nuova potenza 
installata ha permesso di evitare l'emissione di circa 1,2 miliardi di tonnellate di CO2. A rilevarlo è il 
“Global Trends in Renewable Energy Investment 2014” [31], il rapporto redatto da esperti del centro 
studi di Francoforte dell'UNEP e della Bloomberg New Energy Finance, che sottolinea come, escludendo 
le grandi centrali idroelettriche, nel 2013 le fonti rinnovabili hanno rappresentato il 43,6% della nuova 
potenza installata (la stessa percentuale dell'anno precedente), portando la sua quota nella produzione 
elettrica totale mondiale dal 7,8% all'8,5%. 
Figura 16 Nuovi investimenti realizzati nel 2013, in miliardi di dollari, per settore,  
e variazione percentuale rispetto al 2012. (UNEP/BNEF) [32] 
Nel dettaglio, la flessione negli investimenti più marcata è stata a carico del settore della produzione di 
energia da rifiuti e biomasse, con una riduzione del 28%, e dei biocarburanti che, con un calo del 26% ha 
raggiunto la soglia minima degli ultimi nove anni. Anche le piccole centrali idroelettriche hanno subito 
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una flessione significativa (-16%), mentre ha sostanzialmente retto l'eolico (-1%). In netta controtendenza 
è apparso invece il settore geotermico che ha visto un incremento di ben il 38%, anche se va detto che 
esso assorbe solo una piccola parte degli investimenti complessivi. 
Per quanto riguarda la distribuzione geografica, nell’ultimo anno si è ulteriormente assistito allo 
spostamento del baricentro economico degli investimenti dall’Europa all’Asia, principalmente a seguito 
dello sviluppo di nuovi sistemi incentivanti dei paesi asiatici, come mostrato nella Figura 17: 
 
Figura 17  Ripartizione mondiale degli investimenti in ER dal 2007 al 2014 [30] 
Infatti, gli investimenti in ER sono stati supportati globalmente dal settore pubblico, come parte di quei 
pacchetti per stimolare gli investimenti post-crisi: “Le fonti di questi fondi per i progetti cinesi sono 
variate, ma raramente provengono da istituzioni finanziarie occidentali. Molto spesso il capitale è 
investito da compagnie statali o parzialmente statali” [32]. Come evidenziato in Figura 17 il calo 
percentualmente più significativo si è avuto in Brasile (-54%) e in Europa (-44%), mentre più ridotta è 
stata la flessione in India (-15%), negli Stati Uniti (-10) e in Cina (-6), paese quest'ultimo che per la prima 
volta supera gli investimenti complessivi di tutta Europa e diventa il primo investitore mondiale nelle 
energie rinnovabili. Un trend positivo lo hanno invece mostrato le altre nazioni del continente americano 
(esclusi cioè USA e Brasile) con una media del +26 %, e del continente asiatico(escluse Cina e India) e 
dell'Oceania, che hanno visto un incremento medio del 47 %, ma con una punta eccezionale che riguarda 
il Giappone, in cui si è avuto un aumento di ben l'80% degli investimenti, trainato principalmente da 
quelli nel solare, principalmente dovuto a motivazioni sociopolitiche legate al disastro di Fukushima. Per 
quanto il calo degli investimenti sia deludente, ha osservato Michael Liebreich, di Bloomberg New 
Energy Finance (BNEF Summit 2014), “la riduzione dei costi, un ritorno alla redditività da parte di alcuni 
produttori, il fenomeno della diffusione di un mercato non sovvenzionato in un certo numero di paesi, e 
un atteggiamento più caldo verso le energie rinnovabili tra gli investitori del mercato azionario sono segni 
di speranza dopo diversi anni di dolorosa ristrutturazione del settore delle energie rinnovabili” [33].  
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2.4 L’importanza della scelta dello strumento finanziamento 
Il business dell'energia pulita rappresenta oggi in Europa la base e l'opportunità per un nuovo modello di 
sviluppo economico. In Italia si stima, che per il conseguimento del 17% di produzione di energia da fonti 
rinnovabili entro il 2020, siano necessari 40 miliardi di euro d’investimenti [34]. 
Le tecnologie basate sulle energie rinnovabili (ER) si trovano ad affrontare numerose barriere e rischi, 
che spiegano il perché di una così bassa diffusione nelle zone in cui dovrebbero autosostenersi senza 
avere alcun tipo di connessione con la rete elettrica esterna. Bisogna tenere conto dei benefici offerti dalla 
produzione di energia da rinnovabili e delle conseguenze che comportano (ad esempio, bisogna valutare il 
prezzo che si pagherebbe);  in particolare, la possibilità di diversificare l’offerta di energia senza 
dipendere esclusivamente dalle fonti fossili e dalle loro variazioni di prezzo. A questa barriera si aggiunge 
una mancanza di esperienza e di familiarità delle ER in zone isolate, e talvolta, si riscontra la difficoltà 
nel reperire forme di finanziamento adeguato. 
Questo perchè molti investimenti mirati allo sfruttamento delle fonti ER risultano convenienti dal punto 
di vista economico, presentando brevi tempi di ritorno del capitale investito e flussi di cassa positivi, 
eppure non vengono sostenute a causa delle barriere di carattere finanziario. L’elevato costo iniziale può 
rappresentare un ostacolo insormontabile soprattutto per le famiglie a basso reddito, al quale si aggiunge 
la difficoltà di accesso al credito. Blumstein [35], descrisse per primo i problemi legati alla mancanza di 
liquidità che ostacolano l’accesso ai finanziamenti: molti acquirenti possono scegliere soluzioni meno 
efficienti a causa della mancanza di accesso al credito con conseguente riduzione di investimenti nel 
settore energetico, determinando così un tasso di sconto implicito che è al di sopra dei livelli di mercato. 
L’individuazione di nuovi meccanismi finanziari potrebbe rappresentare la via per aumentare 
l’accessibilità e la diffusione di interventi in campo energetico.  
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3 Strumenti per l’analisi economica degli investimenti 
In questa sezione dell'elaborato si riporta una breve descrizione dei metodi utilizzati per l’analisi 
dell’investimento.  Da un punto di vista teorico, un investimento industriale può essere definito come: “un 
esborso di risorse monetarie, al quale normalmente conseguono dei flussi, a loro volta monetari” [57]. In 
realtà l’espressione usata da G.Brugger é più articolata: “é un’operazione di trasferimento di risorse nel 
tempo, caratterizzata dal prevalere di uscite monetarie nette in una prima fase, di entrate monetarie nette 
in una fase successiva”.Questa espressione é molto utile, perché ogni analisi successiva dovrebbe 
incentrarsi su criteri aventi oggetto flussi monetari nel tempo. Nel decidere l’effettuazione di un 
investimento, è importante valutare il nuovo valore che questo porta nell’impresa , il confronto con le 
possibili alternative, la valutazione del flusso netto di cassa (Net Cash Flow - NCF), cioè la sommatoria 
di tutte le transazioni di denaro che avvengono durante il periodo considerato (generalmente l'anno). Un 
altro punto dell’analisi riguarda l’opportuna scelta del momento (time to market) in cui effettuare 
l’investimento e la determinazione dell’intervallo di tempo a cui estendere l’analisi (orizzonte economico 
o orizzonte temporale). Ad esempio può essere assunto il periodo di ammortamento rilevabile dalla 
normativa vigente, oppure la vita economica dell’investimento, definita come il minor intervallo di tempo 
tra quelli di seguito riportati: 
• vita fisica: ossia il periodo di tempo in cui si prevede che il bene fornisca le originarie prestazioni 
qualitative e quantitative durante l’esercizio delle proprie funzioni; 
• vita tecnologica: ossia il periodo di tempo in cui si ipotizza che il bene diventi obsoleto; 
• vita tecnico-commerciale: definita dal periodo di tempo in cui il prodotto si ritiene convenientemente 
collocabile sul mercato.  
Occorre poi considerare il fatto che alcuni investimenti sono imposti per legge (motivazioni ambientali: 
emissioni, sicurezza del lavoro, ecc.), e la loro assunzione non è presa su fondamenti economici. 
Diversi metodi possono essere utilizzati per analizzare il rendimento di una proposta di investimento, ma 
il discriminante risulta essere la considerazione, o meno, del valore finanziario del tempo; ai fini di questa 
tesi, sono stati scelti i metodi ritenuti migliori, più comuni e di più semplice applicazione. 
Dopo aver rapidamente spiegato alcuni concetti preliminari, passiamo ad individuare le metodologie di 
analisi. I metodi standard di analisi dell'investimento, in regime deterministico, possono essere 
essenzialmente classificati in 2 tipi:  
1. i criteri discounted cash flow (DCF) [58] (utilizzati per l’analisi economico-finanziaria del progetto), 
in cui si tiene conto della distribuzione temporale dei NCF, attraverso la loro attualizzazione al 
momento della decisione. Rientrano in questa categoria:  
 metodi semplici [59]: 
 il pay back time attualizzato (PBD). 
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 metodi precisi 
 il net present value (NPV); 
 l’internal rate of return (IRR); 
 il profitability index (PI); 
2. i criteri non discounted cash flow (non DCF), in cui non si tiene conto della distribuzione temporale 
dei NCF in decisioni di lungo periodo. 
I criteri DCF appaiono in generale dominanti rispetto ai criteri non DCF. Di seguito, verrà offerta una 
descrizione dei costi considerati in fase di pianificazione del progetto ed analisi degli investimenti. 
3.1 Metodo del Net Present Value  
3.1.1 Definizione 
Il metodo del valore attuale netto (VAN), detto anche “risultato economico attualizzato” (REA), in 
inglese, “net present value” (NPV), consiste semplicemente nella somma algebrica dei NCF associati 
all’investimento, attualizzati. Gli input della procedura di calcolo sono: 
 il tasso di sconto o di attualizzazione,  , che tenga conto sia del costo dei finanziamenti sia del costo 
dei mezzi propri; 
 il valore attuale delle entrate e delle uscite, calcolato sui flussi di cassa differenziali (lordi da oneri 
finanziari, al netto delle imposte), i periodi di valutazione. 
La formula compatta per esprimere il NPV di un investimento, la cui vita utile è pari a T anni, è: 
     
    
      
 
   
 
Equazione 1 formulazione del Net Present Value 
Questa formula permette di verificare se, avendo a disposizione un certo ammontare di denaro, sia 
conveniente effettuare un investimento in relazione alla capacità dello stesso di generare, negli anni 
futuri, incassi che porteranno il NPV ad assumere valori positivi. Il criterio di selezione consiste 
nell’accettare proposte di investimento che permettano di aumentare il valore economico dell’impresa, 
ovvero se:        . 
Nel caso di studio relativo all’impianto ibrido la formula è stata riadattata ed inserita nell’algoritmo di 
calcolo su Matlab. Le variazioni sono dovute alla mancata generazione dei ricavi, ovvero di flussi di 
cassa positivi, poichè l’energia prodotta non viene venduta alla rete elettrica Nazionale. Per questo 
motivo, il computo del NPV è stato possibile grazie al calcolo dei flussi di cassa differenziali, ossia un 
flusso di cassa considerato cessante ed un altro flusso di cassa considerato nascente. Inoltre la spesa legata 
all’investimento iniziale è stata considerata all’anno zero. Al fine di avere un flusso cessante ed uno 
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nascente, l’analisi sulla generica configurazione del dimensionamento dell’impianto è stata confrontata 
con il caso peggiore della configurazione stessa, ovvero quello a maggior costo durante tutta la vita utile. 
Questa configurazione, detta di “benchmark”, è stata individuata come quella in cui è presente solo il 
CHP (cogeneratore elettro-termico) alimentato a gasolio, senza la presenza di impianti energetici 
rinnovabili ne unità di accumulo (sia termiche che elettriche). Perciò i flussi di cassa al generico tempo t 
sono stati calcolati come: 
                              
Equazione 2 definizione dei flussi di cassa nel periodo t 
ovvero, sono stati calcolati dalla differenza tra i costi cessanti (      ), relativi ai costi generati dalla 
configurazione di benchmark, ed i costi nascenti (      ), legati all’utilizzo della combinazione 
considerata, formata da fonti ER con un dato dimensionamento e impianto convenzionale, sia esso un 
semplice generatore elettrico o una caldaia (si cerca di sfruttare le ER ma qualora queste non siano 
sufficienti a soddisfare il fabbisogno delle utenze, prevede l’uso del CHP). I costi di replacement (    ) 
sono attribuibili ai costi sostenuti per il ricambio di un impianto o una componente principale, alla fine 
della sua vita utile. L’analisi di questi costi è stata condotta sul software Matlab per il sistema di batterie e 
per il CHP, ma può essere facilmente esteso alle altre componenti (ad esempio inverter, ecc.). La 
sostituzione per le batterie viene effettuata al superamento del massimo numero di cicli di ricarica 
sostenibili, mentre per il CHP o il generatore elettrico essa avviene dopo il superamento del massimo 
numero di ore di lavoro consentito. Il costo di decommissioning (    ) è relativo al costo di 
smantellamente e smaltimento delle diverse componenti dell’impianto ibrido in esame alla fine della sua 
vita utile. Poichè nello specifico caso è stata supposta la vendita di alcune componenti riutilizzabili ed il 
riciclo di altre, è stato considerato un ingresso di decommissioning e per questo motivo esso è riportato 
con il segno positivo nella somma dei costi totali. 
3.1.2 Critiche al criterio del NPV 
Benchè il NPV sia il criterio più utilizzato nella valutazione di progetti finanziari, alcune fonti presenti in 
letteratura considerano questo metodo come “un pezzo da museo, alquanto grossolano e di applicazione 
scolastica” [60].
  
Effettivamente, non è esente da difetti. Il più evidente è la soggettività nella scelta del 
tasso  , da impiegare nel calcolo dei valori attuali. Il tasso di attualizzazione,  , è inteso come il costo 
opportunità del capitale investito in un progetto; perciò deve essere scelto in modo accurato dal valutatore 
per descrivere la situazione economico-finanziaria dell’azienda, nel tentativo di studiare l’impatto 
dell’investimento nel complesso aziendale. Questo tasso non è in alcun modo intrinseco al progetto da 
giudicare, ma è a totale discrezione dell’operatore che cerca di determinare il NPV, perciò, operatori 
diversi possono pervenire nella valutazione degli stessi progetti, a conclusioni diverse.
 
 
Inoltre, il NPV si basa sull’ipotesi che, per tutta la durata del progetto sarà possibile investire i capitali ad 
un determinato tasso (ciò è ovviamente improbabile). Si fa notare, che le condizioni di costo opportunità 
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del capitale sono variabili nel tempo (a maggior ragione dopo l’effettuazione dell’investimento oggetto di 
analisi), mentre il NPV richiede la determinazione di un solo tasso di attualizzazione. La versione 
“ingenua” del NPV può essere allora modificata tenendo conto della prevista evoluzione dei tassi di 
interesse. La nuova formulazione del VAN diventerebbe [61]: 
    
  
      
 
  
            
 
  
                  
   
  
             
      
Equazione 3 Valutazione del NPV con variazione costante del tasso di sconto [61] 
Questa versione del NPV è concretamente inapplicabile. Le previsioni sugli andamenti dei tassi futuri che 
superano i tre anni (calcolati ad esempio con tecniche di tipo “bootstrapping” [62] [63] ) sono già 
inattendibili: fondare una  decisione su previsioni di tassi da qui a dieci anni è senza dubbio peggio che 
utilizzare la più ingenua e scolastica formulazione del NPV. Vari tentativi sono stati fatti per cercare di 
rendere “oggettivo” il calcolo di  . Tra le diverse proposte, quella che gode di maggior seguito indica 
l’utilizzo di una media ponderata che rappresenta i costi del capitale (di differenti provenienze)  investito 
nel progetto, o costo medio ponderato, detto usualmente “Weighted Average Cost of Capital” (WACC): 
 
      
 
   
     
 
   
          
Equazione 4 Costo medio ponderato del capitale 
Ossia il costo del capitale utilizzato per la realizzazione del progetto, è calcolato come la media ponderata 
del costo del capitale proprio (  ) e del costo del capitale di debito dell’impresa (  ) avendo indicato con 
E il patrimonio netto (Equity), con D la quota relativa all’ indebitamento (Debt) e con    l’aliquota fiscale 
societaria nel caso in cui l’impresa in questione paghi un tasso di interesse sul proprio debito. Nel caso in 
esame per non complicare la trattazione è stato considerato solo l’utilizzo del capitale proprio. 
3.2 Profitability index  
Il Profitability index (PI) o indice di profittabilità è un indicatore di carattere relativo, definito come 
rapporto tra il valore, attualizzato, dei cash flow generati dall’investimento e il valore attualizzato delle 
somme investite: 
     
 
   
      
 
   
 
  
      
 
   
  
 
       
      
 
   
 
  
      
 
   
   
   
 
  
      
 
   
        
Equazione 5 Formulazione del Profittability Index 
In cui     sono i flussi di cassa all’istante t,    indica l’investimento considerato,   indica il tasso di 
attualizzazione. Di conseguenza, la condizione        è equivalente alla condizione       che 
rappresenta la condizione per accettare un investimento secondo il criterio del PI. Il PI risulta essere un 
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buon indicatore che permette di identificare la combinazione ideale di progetti da realizzare nel caso in 
cui si disponga di tanti progetti e numerose risorse, così come nel caso studio in esame. Di fatto tra NPV e 
PI esiste una relazione molto stretta; infatti il NPV risulta essere il numeratore del PI.  Così come nel caso 
del NPV anche la formula del PI è stata riadattata ed inserita nell’algoritmo: 
 
   
                                   
                                     
 
Equazione 6 Nuova formulazione del Profittability Index 
Come indicato nell’Equazione 6, la formula del Profittability Index è stata riadattata data l’assenza dei 
potenziali ricavi offerti dalla vendita dell’energia alla rete elettrica esterna. I flussi di cassa vengono 
considerati come differenziali, così come nell’Equazione 2: costo cessante, dato dal solo utilizzo del 
generatore CHP (configurazione detta di benchmark) meno costi nascenti, dati dall’utilizzo delle fonti 
energetiche rinnovabili ed in minima parte dalle fonti non rinnovabili. In base a questa considerazione, a 
numeratore si considerano i costi differenziali, mentre a denominatore gli investimenti differenziali. 
Il pedice hybr indica la configuarazione considerate dell’impianto ibrido e CHP_only indica la 
configurazione di benchmark. Con questa formulazione, l’investimento è conveniente per PI > 0. 
3.2.1 Relazioni e contrasti tra PI e NPV 
La differenza tra PI e NPV emerge quando si parla di decisioni alternative dato che il NPV indica un 
criterio assoluto (e tende a privilegiare gli investimenti di maggiori dimensioni), mentre il PI indica un 
criterio relativo. Per risolvere questo tipo di contrasto, è opportuno distinguere due diverse situazioni: 
 la mancanza di vincoli di budget; 
 la presenza di vincoli di budget; 
In “mancanza di vincoli di budget”, la scelta di uno qualsiasi degli investimenti alternativi non influenza 
le possibilità future di investimento dell’impresa. Di conseguenza, deve essere privilegiato l’investimento 
che ha NPV superiore; infatti tale investimento aumenta in misura maggiore il valore economico 
dell’impresa, senza per questo avere alcun altro effetto incrementale rispetto agli investimenti non 
selezionati. Al contrario, in “presenza di vincoli di budget”, la scelta di un investimento di dimensioni 
maggiori, con maggiore apporto di capitale, può vincolare le scelte future dell’impresa. In questo caso, se 
si ha una perfetta visibilità del futuro (cosa alquanto improbabile dato che gli investimenti reali derivano 
da opportunità che possono manifestarsi con continuità nel tempo), la scelta ricade sull’investimento che 
presenta NPV superiore. In condizioni di incertezza sulle ulteriori opportunità di investimento con PI 
superiore; in tal modo si tende a ottimizzare il “rendimento per unità di capitale impiegato”. Questo 
approccio non da alcuna garanzia di ottimalità; tuttavia, costituisce una soluzione euristica che porta in 
generale a risultati migliori rispetto a quella di privilegiare gli investimenti con un NPV elevato.  
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3.3  Internal Rate of Return 
L’internal rate of return (IRR), o tasso interno di rendimento (TIR), viene definito come il tasso di 
attualizzazione che rende uguale a zero il NPV di un investimento. Si ha, quindi [57] : 
 
    
        
 
   
   
Equazione 7 Formulazione del IRR 
Poiché la relazione non è lineare nella variabile incognita, non è possibile applicare i metodi classici di 
risoluzione, per cui l’unica alternativa percorribile è stata quella di utilizzare un algoritmo iterativo, che si 
sviluppa attraverso i seguenti passi: 
 dati una serie di flussi di cassa e l’investimento iniziale, si sceglie, un certo tasso di attualizzazione; 
 si calcola il NPV del progetto; 
 se il NPV è positivo, si sceglie un tasso di attualizzazione più elevato e si itera al punto (dato che 
l’obiettivo è trovare il tasso che annulla il NPV); 
 se il NPV calcolato è negativo, si sceglie un tasso di attualizzazione inferiore e si itera fino a che il 
differenziale tra tasso e NPV positivo e tasso con NPV negativo è pari all’1%; 
In termini economici, l’IRR ha significato solo quando viene univocamente definito, cioè quando 
l’equazione ammette una soluzione reale positiva (come indicato dal teorema di Norstrom5 [64]).  
Nel caso in esame, l’investimento verrà accettato se il suo rendimento interno è almeno pari al costo del 
capitale (alcune fonti indicano il costo del capitale come “tasso barriera” [65]):            . 
Tra gli svantaggi di questo indicatore, possiamo annoverare: 
 la possibilità di avere più soluzioni e quindi più valori (dato che l’equazione è polinomiale di grado 
ennesimo, possiamo avere tante soluzioni quanti sono i cambiamenti di segno); 
 l’obbligo di utilizzare sempre lo stesso valore (dal momento che le risorse finanziarie create dal 
progetto vengono reinvestite a un tasso pari all’IRR, si dovrebbe utilizzare lo stesso tasso per tutti gli 
anni, senza considerare le reali variazioni dei tassi di mercato nel corso degli anni). 
I vantaggi che invece presenta l’IRR sono rappresentati: 
 possibilità di determinare con esattezza la redditività delle alternative di investimento, senza dover 
stimare un tasso di attualizzazione; 
 carattere di adimensionalità che permette di effettuare un confronto tra investimenti di diverso 
                                                     
5 Il teorema di Norstrom per determinare l’unicità del IRR di un’operazione finanziaria, agisce sull’importo 
cumulato non attualizzato. Pertanto, si indichi con      l’importo cumulato al tempo t di un’operazione finanziaria: 
se risulta        e se      cambia segno una sola volta allora esiste un solo tasso      tale per cui:   
          . Quindi il teorema di Norstrom garantisce sicuramente l’unicità dell’IRR quando l’ultima scadenza 
delle uscite precede la prima scadenza delle entrate 
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ammontare. 
3.3.1 Relazioni e contrasti tra NPV e IRR 
L’IRR di un progetto fornisce utili informazioni sulla sensibilità del NPV a errori nella stima del costo del 
capitale. Il criterio dell’IRR per le decisioni di investimento afferma che va realizzato qualsiasi 
investimento il cui IRR superi il costo del capitale e rispettivamente, va rifiutato qualsiasi investimento il 
cui IRR sia inferiore al costo del capitale. In generale, “la differenza tra il costo del capitale e l’IRR è il 
massimo errore di stima del costo del capitale che si può commettere senza alterare la decisione 
originariamente assunta” [66]. Poichè l’IRR in sé non è una misura del valore (contrariamente al NPV, 
l’IRR è un criterio di tipo relativo, non tiene conto della dimensione assoluta dell’investimento) [67], è 
facile manipolarlo ristrutturando i flussi di cassa del progetto. In particolare, è facile aumentare l’IRR di 
un progetto finanziando una parte dell’investimento iniziale (poichè ad esempio un progetto con 
finanziamento ha una scala molto più ridotta di quello senza finanziamento). Un errore sarebbe quello di 
considerare questo IRR maggiore come indicatore della convenienza del finanziamento. Ossia, disporre di 
un IRR più elevato non significa che il progetto è più attraente ma può semplicemente dipendere dalla 
modalità di finanziamento. 
La regola decisionale relativa all’uso dell’IRR di due operazioni finanziarie è la seguente: 
o nel caso di investimenti è preferibile quello che ha un IRR maggiore; 
o nel caso di finanziamenti è preferibile quello che ha un IRR minore. 
In prima analisi, il criterio dell’IRR sembra rispondere in pieno ai requisiti che ci eravamo proposti di 
soddisfare: è interamente oggettivo, poiché, in base ad esso, operatori diversi, nella stessa situazione, 
portano alle stesse conclusioni (ciò che invece non accade con i criteri applicati per la scelta del tasso nel 
NPV), e si fonda esclusivamente sulle caratteristiche intrinseche dei progetti da confrontare. Ad un esame 
più approfondito emergono anche i difetti di tale criterio. Ha senso dichiarare che svolgere un’operazione 
avente IRR uguale al tasso considerato  , equivale ad impiegare gli stessi capitali a questo tasso in quanto 
se   annulla i DCF, ciò vuol dire che esso rende il montante [68] delle entrate uguale a quello delle uscite: 
dunque, se fino alla fine dell’operazione i capitali si possono investire al tasso preposto, compiere 
l’operazione o investire al di fuori di essa dà gli stessi risultati. La logica sottesa alla nozione di IRR è la 
stessa che da senso a quella del NPV, e ne condivide dunque il difetto di fondo: che è quello di ipotizzare 
l’esistenza di un unico tasso costante per una durata anche notevole.  
3.3.2 La soluzione dei contrasti 
La soluzione dei contrasti tra NPV e IRR avviene secondo modalità diverse, in funzione delle relative 
motivazioni economiche. Di seguito, verranno analizzati i casi di: 
 diversa distribuzione temporale dei ritorni; 
 diversa vita utile; 
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 diversa dimensione; 
assumendo, in ciascuno di essi, che le altre due caratteristiche dell’investimento non siano differenziali tra 
le soluzioni alternative. 
3.3.3 Investimenti con diversa distribuzione temporale dei ritorni 
Nel caso di diversa distribuzione temporale dei ritorni, il contrasto tra NPV e IRR nasce dalle diverse 
ipotesi adottate nei due metodi sulla possibilità di reinvestire i flussi di cassa generati dagli investimenti. 
Il NPV, in particolare, assume che il reinvestimento avvenga ad un tasso pari al costo del capitale, k. 
L’IRR invece ipotizza che i NCF generati dall’investimento possano essere reinvestiti al tasso IRR; 
poichè,in generale, affinchè l’investimento venga accettato,        , il criterio dell’IRR tende a stimare 
maggiormente le opportunità di reinvestimento, privilegiando quindi ritorni rapidi nel tempo. La 
soluzione del conflitto avviene esplicitando il motivo del contrasto, definendo cioè l’effettivo tasso di 
reinvestimento j. Sulla base di tale tasso è possibile introdurre due criteri alternativi,      e     , tra cui 
non esiste possibilità di contrasto. I due criteri vengono definiti a partire dal terminal value (TV), che 
rappresenta la quantità di denaro che effettivamente i NCF generati dall’investimento renderanno 
disponibile all’impresa alla fine della vita utile. Poichè i NCF possono essere reinvestiti al tasso j, tale 
somma sarà pari a : 
        
            
 
   
 [58] 
L’equazione assume che nell’anno zero abbia luogo solo l’investimento iniziale, e che negli anni 
successivi i NCF siano positivi 
      
  
      
            
  
  
 
   
    
Equazione 8  Investimenti con diversa distribuzione temporale dei ritorni 
In cui il      è definito come il valore presente del TV, al netto dell’investimento iniziale mentre 
l’    ,a sua volta, viene definito come il valore del costo del capitale k che annulla     . Poichè per 
ipotesi gli investimenti alternativi hanno la stessa vita utile (T) e la stessa dimensione (  ), entrambi i 
criteri privilegiano la soluzione caratterizzata da un valore superiore di TV, fornendo così valutazioni 
concordi. 
3.3.4 Investimenti con diversa vita utile 
Si tratta di un problema analogo a quello con diversa distribuzione temporale; l’investimento con vita 
superiore avrà ritorni maggiori all’altro in momenti “lontani” nel tempo. Occorre, quindi, riportare gli 
investimeti alternativi alla stessa vita utile, prima di applicare tali criteri. E’ possibile procedere in due 
modi: 
 interrompere tutti gli investimenti in corrispondenza alla minima vita utile (    ). A tal fine, gli 
investimenti destinati a generare flussi di cassa nei periodi succesivi dovrà essere associato un valore 
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terminale pari al valore, scontato a     , dei relativi NCF; 
 prolungare tutti gli investimenti in corrispondenza della massima vita utile (    ). A tal fine, 
dovranno essere individuate le opportunità corrispondenti agli investimenti con ritorni più alti. 
I due approcci sono formalmente corretti e concettualmente equivalenti.  
3.3.5 Procedura di soluzione di contrasto tra NPV ed IRR 
Se gli investimenti altenativi presentano differenze significative sia nella vita utile che nella dimensione e 
nella distribuzione dei ritorni, la soluzione degli eventuali conflitti esistenti tra NPV e IRR avviene 
utilizzando, sequenzialmente, le diverse regole individuate in precedenza. In particolare: 
 Occorre individuare i portafogli di investimenti altenativi compatibili con gli eventuali vincoli di 
budget; in tal modo viene di fatto eliminato il problema della diversa dimensione; 
 Successivamente, la vita utile degli investimenti viene riportata a      o a     , in modo che i 
diversi portafogli di investimenti siano caratterizzati dalla stessa vita utile; 
 Infine, ai portafogli risultanti, caratterizzati da uguale dimensione e uguale vita utile, viene applicato 
il criterio del NPV, così da rimuovere anche il problema della diversa distribuzione temporale dei 
ritorni. 
3.4 Tempo Di Recupero (Payback Period) 
Il periodo di recupero (payback period) indica il numero di anni necessari affinché i flussi di cassa 
cumulati (e, rectius, attualizzati) previsti eguaglino l’investimento iniziale. La sua formulazione presenta 
un legame con il metodo del valore attuale netto: significa risolvere l’equazione del NPV, in funzione 
dell’incognita t. Dalla letteratura si conoscono due varianti del pay back period, quella basata sui flussi 
nominali e quella basata sui flussi attualizzati: 
1. Pay Back non attualizzato (Simple PayBack period: SPP) 
      
   
   
 
Equazione 9 Espressione Pay Back non attualizzato 
2. Pay Back attualizzato (Discounted Pay Back period: DPB), incorpora il valore temporale del denaro 
e risulta pertanto essere: 
 
  
      
   
   
   
 
Equazione 10 Espressione Pay Back attualizzato 
Per garantire il rientro dell’investimento nei tempi previsti, viene fissato un periodo massimo che prende 
il nome di cutoff period. Dalla letteratura appare chiaro che talvolta il tempo di rientro viene scelto in 
modo abbastanza casuale. Per progetti che presentano andamenti periodici distribuiti uniformemente 
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lungo la loro vita utile, come nel caso in esame, è possibile calcolare il cutoff period che più si avvicina 
alla massimizzazione del NPV, come espresso nell’Equazione 11: 
                
 
 
  
 
        
 
 Equazione 11 Espressione del cutoff period 
 dove N indica la durata del progetto e k è il consueto tasso di attualizzazione. Questa espressione fu 
introdotta per la prima volta da M.J.Gordon [70]). Il payback period , da un punto di vista operativo, può 
essere utilizzato come indicatore di esposizione al rischio, o come vincolo generale di accettazione di un 
progetto, in base al peiodo di cutoff imposto. Come metodo di selezione degli investimenti, presenta molti 
limiti, solo in parte superabili [71]: 
 ignora il costo del capitale del progetto, il valore temporale del denaro ed i flussi di cassa successivi al 
periodo di recupero; 
 nel confronto fra alternative di investimento, non considera i valori generati dopo il tempo di recupero; 
 la scelta andrebbe verso il progetto con periodo di recupero più breve, ma non necessariamente con 
NPV più alto (un investimento con un periodo di ritorno minore di un altro potrebbe rispettare i tempi di 
ritorno, ma presentare una reddittività più bassa) [64]. 
Naturalmente l’uso dell’attualizzazione dei flussi indicata nell’Equazione 10 rende il metodo sicuramente 
migliore della sua versione originaria esplicitata nell’Equazione 9. Se viene utilizzata questa nuova 
formulazione, il SPP rappresenta il numero di periodi necessari all’azienda per recuperare gli investimenti 
in conto capitale e gli interessi che tali spese hanno generato. Dalla letteratura appare chiaro che spesso 
gli interventi di efficientamento energetico sono in realtà interventi di semplice adeguamento normativo 
per cui l’investitore deve rientrare nel più breve tempo possibile poichè preferisce investire su altri 
progetti più in linea al proprio core business. Nonostante questi limiti, circa il 57% dell imprese [72] ha 
indicato di utilizzare il criterio del periodo di recupero nel proprio processo decisionale. Tipicamente, è 
un metodo usato tipicamente per decisioni su piccoli investimenti. In questo caso il costo di una decisione 
errata potrebbe non essere così alto da giustificare il tempo necessario per calcolare il NPV. Inoltre, se il 
periodo di recupero richiesto è breve (1-2 anni), la maggior parte dei progetti che soddisfano il criterio del 
periodo di recupero ha un NPV positivo. Perciò le imprese possono rismarmiare energie applicando prima 
il criterio del periodo di recupero e successivamente approfondire l’analisi con l’uso del NPV, così com’è 
stato fatto nel caso in esame. 
Nello specifico caso in esame il Simple Payback Period (SPP) è stato riadattato: 
      
                                     
                                       
  
                                
 
   
Equazione 12 Nuova formulazione del Simple Payback Period 
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Come mostrato nell’Equazione 12,  il pedice hybrid indica la configuarazione considerate dell’impianto 
ibrido, CHP_only indica la configurazione di benchmark in cui CHP indica il cogeneratore alimentato a 
gasolio, N indica la vita utile dell’impianto, l’operatore     indica l’operazione di arrotondamento 
all’intero inferiore. A numeratore è presenta la differenza tra i costi legati all’investimento dell’impianto 
ibrido e quelli legati all’impianto tradizionale mentre a denominatore la differenza tiene conto anche dei 
costi totali sostenuti durante la vita utile (ad esempio manutenzione, assicurazione, ecc.) rapportati al 
numero di anni di vita utile stimati per l’impianto in esame. 
3.5 Levelized cost of energy 
Un paragrafo a sé è dedicato al Levelized cost of energy (LCOE) [73] per la sua valenza come 
metodologia nel confrontare i costi di generazione di diverse alternative per la produzione di energia 
elettrica (includendo tutti i costi relativi al ciclo di vita del progetto). Rappresenta il costo livellato di 
generazione dell’energia, equivalente al total life cycle cost (che rappresenta la somma totale dei costi 
sopportati dalla fase di progettazione e realizzazione dell’impianto fino a fine vita (compreso il 
decommissioning)), diviso la produzione totale durante la vita dell’impianto, anch’essa scontata . Tale 
costo rappresenta il prezzo a cui dovrebbe essere venduta l’energia prodotta se si vuole raggiungere il 
pareggio di bilancio (La produzione di energia elettrica, non può essere scontata (in quanto grandezza di 
tipo fisico). Il risultato delle analisi eseguite dagli esperti IEA [74], ad oggi suggerisce che tale 
produzione debba essere intesa, in realtà, come il valore economico della medesima [75] ).  
È utile sottolineare che tale indice non misura la redditività dell’investimento (che deve essere valutata, 
ad esempio, con il NPV), e quindi non fornisce una risposta definitiva alle decisioni di investimento, ma 
piuttosto restituisce un primo ordine di grandezza legato ai costi complessivi della tecnologia. Altra 
considerazione da fare è che il valore del LCOE non risulta minimamente influenzato dall'entità o dalla 
struttura dei ricavi; è un valore autonomo che come tale ha una sua particolare utilità e praticità. Partendo 
da una stima dei costi necessari per far funzionare un'attività si è subito in grado di avere una misura della 
competitività confrontando il LCOE con quello di attività alternative nello stesso settore, oltre che con il 
prezzo medio spuntabile sul mercato. In particolare l’indice, introdotto dall’International Energy Agency 
(IEA) nella “Guidelines for The Economic Analysis of Renewable Energy Technology Applications” del 
1991, rappresenta la somma dei costi unitari attualizzati relativi sia al valore dell’investimento iniziale sia 
ai costi operativi dell’impianto. In altre parole, rappresenta il prezzo del kWh costante che si dovrebbe 
applicare per pareggiare l'investimento iniziale e i costi di funzionamento dell'impianto, tenendo conto del 
valore del denaro nel tempo. La metodologia sviluppata è stata impiegata come una delle metriche per la 
determinazione dei programmi di incentivazione statunitensi, come ad esempio il Solar American 
Initiative (promosso dal DOE, Department of Energy, US ,a partire dal 2005). Con lo sviluppo di tale 
iniziativa, il NREL ha realizzato il SAM, Solar Advisor Model, che fornisce una valutazione del LCOE 
per gli impianti fotovoltaici di differente potenza.  La definizione del LCOE [76] appare differente da 
quella offerta da altre fonti presenti in letteratura che lo definiscono come una misura di costo totale dato 
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dal rapporto tra ''costi totali considerati durante la vita utile'' (considerati al netto delle imposte) ed 
''energia elettrica prodotta nello stesso periodo ''. Lo studio del 2007 eseguito dal MIT, '' The Future of 
Coal '', offre la seguente interpretazione: '' il costo livellato dell'energia elettrica è il prezzo dell'energia 
elettrica (in dollari), che sarebbe necessaria nel corso della vita dell’impianto per coprire tutte le spese di 
funzionamento,  il pagamento dell’eventuale debito e degli interessi maturati sulle spese iniziali del 
progetto, oltre al pagamento di un rendimento accettabile per gli investitori ''. Il NREL nel SAM ha 
distinto tra l’LCOE reale e quello nominale, dove la sostanziale differenza consiste nella diversa 
accezione del fattore di sconto. Nel caso del real LCOE viene considerato il reale fattore di sconto (non 
comprensivo dell’inflazione); al contrario nel nominal LCOE al fattore di sconto viene aggiunto il 
contributo dell’inflazione. La scelta del LCOE come indicatore base è spiegata dalla sua universale 
accettazione da parte della comunità scientifica e dagli operatori istituzionali e privati: ciò trova riscontro 
nelle numerose pubblicazioni in cui il medesimo indicatore è utilizzato. Le più autorevoli provengono da 
organizzazioni intergovernative, organismi di ricerca e grandi aziende di consulenza: ad alcune di esse si 
è fatto esplicito riferimento nella trattazione. 
3.5.1 Applicazione LCOE 
Il primo passo da compiere consiste nell’individuare le componenti chiave di costo per tipologia, e di 
seguito calcolarle sulla scorta dei dati disponibili, aumentando poi il livello di dettaglio delle formule in 
funzione delle informazioni esistenti [77]. In letteratura sono presenti diverse formule utilizzabili per il 
calcolo del LCOE variabili a seconda dei parametri considerati (dipendenti dal luogo di installazione, 
dalle dimensioni dell'impianto e dalle politiche e dei prezzi correnti di mercato), ad esempio: 
 
     
 
        
      
 
   
 
  
      
 
   
  
 
  
      
 
   
 
  
      
 
   
  
Equazione 13 Espressione del LCOE [78] 
In cui: 
o             ; 
o    = costo di investimento nell’anno t; 
o   = spese operative e di mantenimento nell’anno t (                                 ); 
o    = spese di combustibile nell’anno t 
o    = energia prodotta dall’impianto analizzato (kWh) (fattore di normalizzazione al fine di ottenenere 
il prezzo sul singolo kWh); 
o   = tasso di sconto (considerato pari al 5% nel caso in esame, calcolato tramite WACC).; 
o   = vita operativa del sistema. 
Vi sono due diverse strade che possono portare al calcolo del LCOE: 
1. Natura finanziaria: i parametri includono il costo di installazione del sistema, i fattori finanziari (ad 
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esempio, i tassi di inflazione, di attualizzazione), i costi operativi e di manutenzione, assicurazione, 
tasse, prestiti (rapporto debito netto), i crediti, gli ammortamenti e così via. Ad esempio: 
2. Per la produzione di energia: i parametri considerano le caratteristiche ambientali del luogo oggetto 
di installazione (ad esempio, nel caso del fotovoltaico i parametri analizzati saranno l'irraggiamento, 
la temperatura, ecc.), l'efficienza di conversione del sistema (dipendente dalla tecnologia selezionata), 
la progettazione elettrica e meccanica dell’impianto, la velocità di degradazione del sistema, di 
affidabilità e tiene conto anche di caratteristiche legate, ad esempio, all’ombreggiatura e così via. 
Questi parametri non possono essere inclusi nella formula LCOE, ma quelli incorporati devono essere 
chiaramente indicati.  
È importante sottolineare come l’investimento sia stato inserito nel flusso di cassa a    .  
L’LCOE è stato calcolato per ogni fonte energetica e nel totale. Nella Tabella 6 si riporta il breakdown 
dei costi considerati nel calcolo del LCOE: 
Investimento e Installazione Utilizzo e manutenzione Decommissioning 
preparazione del sito costi operativi licenze 
opere civili 
manutenzione (materiali, 
manovalanza, servizi) 
progettazione 
decommissioning 
materiali, attrezzature e 
manovalanza 
personale tecnico costi di amministrazione 
progettazione e supervisione costi di amministrazione 
smantellamento e 
movimentazione rifiuti 
costi di amministrazione 
generale 
imposte specifiche per 
l’impianto 
stoccaggio rifiuti 
ricerca e sviluppo 
assicurazioni specifiche per 
l’impianto 
bonifica del sito 
parti di ricambio combustibili  
selezione e acquisto del sito trasporto combustibili  
permessi e licenze 
accise (escluse le tasse su 
emissioni inquinanti) 
 
imposte di registro   
manutenzioni straordinarie   
Tabella 6 voci di costo considerate nel calcolo del LCOE 
Sulla base dei concetti esposti nei precedenti paragrafi, quali ad esempio il valore del denaro nel tempo, si 
evidenzia che il valore dell’ LCOE dipenderà anche dai seguenti parametri: 
 Vita utile dell’impianto (coincidente con l’orizzonte della valutazione); 
 Fattore di carico dell’impianto; 
 Tasso di sconto (dal momento che la formula LCOE produce un prezzo di uscita che conduce 
investitori azionari al punto di pareggio, è indispensabile specificare il tasso di sconto adeguato); 
 Profilo di esborso negli anni. 
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3.6 Analisi di sensitività 
Dopo aver applicato i metodi economico-finanziari tradizionali, è stato ritenuto utile applicare l’analisi di 
sensitività [79]. Quest’ultima è un’analisi utilizzata per quantificare gli effetti sui risultati forniti 
dall’analisi di un progetto di investimento, indotti da una modifica dei parametri con i quali sono calcolati 
gli indicatori di sostenibilità economica e finanziaria del progetto stesso, quali per es. il NPV, ovvero la 
differenza tra la somma dei costi e quella dei ricavi ottenuti dall’investimento per ciascun anno 
finanziario, attualizzata attraverso un appropriato tasso di sconto o il tasso di rendimento interno 
dell’investimento (IRR), dato dal saggio di attualizzazione che azzera il NPV. L’analisi di sensitività, più 
in particolare, viene effettuata variando il valore di alcuni parametri ritenuti critici (il tasso di crescita 
della domanda energetica, i costi di investimento, il livello del tasso di sconto ecc.) e osservando le 
conseguenze in termini di risultati finanziari ed economici. Stabilendo pertanto i margini di variabilità 
massima tollerati per gli indicatori economici e finanziari a fronte di una variazione percentuale 
prestabilita per ciascun parametro (per es. l’1%), si desumono informazioni utili per valutarne 
l’incertezza, nonché la possibile perdita di sostenibilità dell’investimento. Questa metodologia non 
fornisce tuttavia alcuna indicazione circa la probabilità che i parametri raggiungano tali soglie critiche, il 
ché costituisce invece l’oggetto di valutazione dell’analisi di rischio. [80] 
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4 Analisi del caso di studio 
4.1 Generalità del caso studio 
Lo studio prevede il progetto e l’analisi economica di un impianto energetico ibrido applicato ad un 
contesto residenziale isolato dal punto di vista energetico, ovvero non raggiunto dalla rete di distribuzione 
nazionale. L’utenza per la quale soddisfare la domanda di energia elettrica, acqua calda sanitaria e di 
climatizzazione è un edificio di due piani ubicato presso Enna adibito ad uso agriturismo, di dimensioni 
pari a       (pianta 20 m x 10 m), composto da pareti verticali in bugnato (70 cm), con copertura 
isolata. Le prime analisi dell'investimento per questo impianto ibrido sono state condotte con l'utilizzo di 
metodi classici. Questi ultimi comportano la valutazione dei flussi di cassa nel corso dei 20 anni futuri, 
calcolandoli sia come somma netta dei flussi sia attualizzando i flussi futuri con un opportuno tasso di 
attualizzazione. Data la mole di variabili in gioco e fissato il dimensionamento dell’impianto, è stata 
associata al calcolo dei principali metodi di analisi degli investimenti un’analisi di sensitività per valutare 
la redditività del progetto. 
4.2 Metodo di analisi 
Dopo aver analizzato i parametri climatici del sito scelto per l’installazione dell’impianto ibrido (Enna) ed 
aver esaminato la domanda energetica dell’agriturismo è stata condotta l’analisi dei costi, di fondamentale 
importanza per il calcolo dei metodi: NPV, IRR, PI, SPP, LCOE. Al fine di affrontare il problema del 
dimensionamento è stato utilizzato un metodo di calcolo esaustivo delle combinazioni delle dimensioni 
degli impianti, che ha permesso di far variare le dimensioni di ogni singolo impianto di produzione 
energetica o acqua calda facente parte del sistema ibrido al fine di calcolarne l’utilizzo e la produzione 
combinata con quella degli altri impianti presenti nella configurazione testata. Il metodo ipotizza il 
soddisfacimento della domanda di energia elettrica e acqua calda e segue il seguente algoritmo 
implementato sul sotware Matlab: 
 le simulazioni sono state lanciate dopo aver inserito i costi reali relativi ai vari impianti e con 
l’esclusione e successivamente l’inclusione dei costi di manutenzione ed assicurazione ordinaria, in 
modo tale da valutarne l’importanza e l’incidenza nei costi annuali e successivamente nel life cycle cost 
dell’impianto energetico ibrido;  
 per ogni combinazione del dimensionamento viene calcolata la produttività su base oraria di ciascun 
impianto basato su fonti energetiche rinnovabili sulla base dei dati reali di vento, umidità, temperatura e 
irradianza solare del luogo di futura ubicazione dell’impianto (Enna); 
 la quantità di energia e acqua calda prodotta vengono confrontate con la domanda oraria proveniente dal 
sito. Dato che la differenza tra produzione e domanda raramente potrà essere nulla, essa sarà gestita in 
diverse maniere:  
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o In caso di surplus di produzione energetica/acqua calda, le quantità prodotte in eccesso verranno 
immagazzinate rispettivamente in batterie al litio e serbatoi, le cui dimensioni sono anch’esse variabi 
a seconda della configurazione usata(sono parametri di configurazione); 
o In caso di deficit di produzione, la strategia scelta porta a dare la precedenza all’utilizzo dell’energia 
e dell’acqua calda presenti negli impianti di storage, ovvero batterie e serbatoi, e successivamente 
alla conseguente produzione diretta da parte del modulo CHP o generatore elettrico. 
 Successivamente è stato effettuato un confronto dei risultati ottenuti con i vari dimensionamenti. Le 
simulazioni sono state analizzate in modo tale da scegliere la migliore configurazione  nei termini del 
criterio preferenziale esplicitato in seguito, permettendo (nel rispetto del fabbisogno energetico) di 
scegliere il dimensionamento opportuno. 
 Infine, è stata condotta l’analisi di sensitività che ha permesso di valutare l'impatto di alcuni parametri 
specifi sui risultati dei metodi applicati (NPV, IRR, PI, SPP, LCOE). 
Il flusso dati dell’algoritmo può essere schematizzata come quello in Figura 18: 
 
Figura 18 Funzionamento dell’impianto energetico ibrido 
4.2.1 Obiettivo finale 
Lo script Matlab ottenuto implementando l’algoritmo appena descritto, mira a trovare un miglior 
dimensionamento in termini economici degli impianti per la produzione dell’energia che utilizzano fonti 
rinnovabili e non. Le combinazioni finora utilizzate sono state: 
1. Numero turbine eoliche = [0, 1, 2, 3, 4, 5, 6, 7, 8] 
2. Numero pannelli fotovoltaici = [0, 4, 8, 12, 16, 20, 24, 28, 32, 40] 
3. Numero collettori del solare termico = [0, 1, 2, 3, 4, 6, 8] 
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4. Dimensione serbatoio acqua calda = [500, 1000, 1500, 2000, 3000, 4000] 
5. Capacità di storage della batteria = [0, 2, 5, 10, 20, 30, 40, 50, 80] 
6. Massima potenza immagazzinabile/estraibile in/da batteria elettrica (potenza convertitore) = [6, 8, 10] 
7. Temperatura acqua calda = [48, 50, 52, 54, 56, 58, 60]  
8. Numero di CHP (presenza della caldaia) = [0, 1]  
Dato l’enorme numero di combinazioni legate al dimensionamento dell’impianto, pari a 
                                        , è stata effettuata la parallelizzazione del calcolo di ogni 
combinazione su ogni processore o thread fisico presente nel calcolatore in modo da impiegare meno 
tempo per la computazione. Di seguito verranno descritte nel dettaglio le attività appena menzionate. 
4.3 Consumi termici ed elettrici 
Nel caso in esame la domanda di energia varia continuamente a seconda del numero di persone che dovrà 
ospitare l’agriturismo ed a seconda dei periodi dell’anno, con picchi nei mesi estivi ed invernali a causa 
della maggiore domanda di riscaldamento (termosifoni, serpentine disposte sotto al pavimento adibite al 
riscaldamento) o refrigerazione degli ambienti (uso dei condizionatori). Nella Figura 19 vengono mostrati 
i risultati delle analisi effettuate sui dati climatici del sito: 
 
Figura 19 Condizioni climatiche annuali del sito di interesse 
Vista l’entità della questione, la progettazione degli impianti in esame è stata fatta tenendo conto dei 
picchi estivi ed invernali (supponendo la presenza massima di circa 18-20 persone nell’agriturismo), 
valutando tutte le variabili che influenzano i consumi energetici e dalla cui entità dipendono i costi nel 
ciclo di vita dell’impianto (total life cycle costs). Inoltre, bisogna tenere conto del fatto che la produzione 
di energia elettrica prodotta da alcune componenti dell’impianto è soggetta a degrado nel tempo (ad 
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esempio, per quanto riguarda i pannelli fotovoltaici, il fattore di degradazione indica una riduzione della 
produzione energetica del pannello dopo circa 10 anni dall’installazione [28]). Per semplicità, nelle 
simulazioni effettuate assumiamo un tasso di degradazione nullo. Un efficiente sfruttamento dell’energia 
solare (PV e ST) ed eolica (WT) interviene a favore del risparmio energetico, così come le riduzione 
dell’utilizzo delle fonti energetiche fossili (per la produzione dell’energia termica e frigorifera necessaria 
al condizionamento ed alla produzione di acqua calda sanitaria) e l’utilizzo di sistemi di accumulo termici 
ed elettrici, sia per garantire quanto riguarda la riduzione della punta di potenza elettrica, fattore decisivo 
ai fini di una gestione complessiva efficiente. 
4.4 Produzione ACS 
Per il calcolo dei carichi giornalieri cui è soggetto l’impianto per la produzione di acqua calda sanitaria 
(ACS). In Figura 20 è mostrata la domanda media annuale dell’ACS nelle 24 ore giornaliere, assumendo 
una richiesta media di circa 240 litri al giorno ad una temperatura di erogazione di 40°C. Considerando la 
presenza massima di circa 18-20 persone nell’edificio e una temperatura media di ingresso 
dall’acquedotto di circa 16 °C (media delle temperature annuali) ne consegue una potenza di picco 
richiesta all’impianto di produzione di circa 4.4198 kW (hourly thermal energy demand for dhw 
production ossia fabbisogno orario di energia termica per la produzione di acqua calda sanitaria). I 
consumi di acqua calda sono stati ipotizzati variabili nell’arco della giornata secondo i dati registrati su 
base oraria nell’arco di un anno e sono mostrati nel grafico in Figura 20: 
 
Figura 20 Richiesta media di acqua calda sanitaria durante l’arco della giornata 
Per soddisfare la domanda di ACS da parte delle utenze verranno utilizzati: 
 un impianto solare termico ad alta efficienza; 
 un serbatoio di accumulo termico verticale isolato; 
 un generatore di calore ausiliario: nel caso in cui l’impianto solare ed il serbatoio di accumulo non 
permettano di soddisfare il fabbisogno delle utenze, si predisponde l’uso di una caldaia alimentata a 
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gasolio (micro-cogeneratore (motore diesel) potenza nominale pari a 8-10 kW elettrici) o di un 
generatore elettrico. 
 un sistema di misura dell’energia prodotta e, in base all’utilizzo previsto, della quantità di elettricità 
consumata; 
 pompa di circolazione, che permette la circolazione del fluido termovettore all'interno del circuito 
primario; 
 centralina di controllo, necessaria per gestire il funzionamento della pompa in base ai parametri di 
temperatura rilevati; 
 vaso di espansione, serve ad evitare sovrappressioni pericolose all’interno del circuito primario e 
prevenire quindi eventuali danni all'impianto; il vaso di espansione è utilizzato quando l’eccessivo 
innalzamento delle temperature provoca l'aumento di volume del fluido convettore (situazione che si 
può verificare in particolare nel periodo estivo o nei periodi di non utilizzo dell'impianto). 
 È stata valutata anche la possibilità di inserimento di un generatore a biomassa da 20 kW (caldaia ad 
alimentazione a pellet di legno, con umidità massima 10%). 
Un sistema automatico di controllo supervisiona le temperature regolando l’impianto durante le 24 ore, 
assicurando una temperatura di erogazione di 40°C. 
4.5 Climatizzazione 
La stima dei carichi per l’impianto di climatizzazione è stata calcolata imponendo una temperatura interna 
degli ambienti compresa fra i 20°C del periodo invernale e i 26°C del periodo estivo. L’energia termica 
necessaria è stata determinata attraverso le simulazione lanciate su Matlab, col quale si è realizzato un 
modello dell’edificio imponendo le caratteristiche delle superfici disperdenti ed i parametri meteorologici 
della località di riferimento. A fronte del profilo di domanda (daily thermal energy demand for eating and 
cooling) dell’energia termica richiesta durante l’anno (8.760 ore), e dei costi risultanti dalle possibili 
combinazioni impiantistiche è stato dimensionato l’impianto di riscaldamento. Gli impianti relativi alla 
climatizzazione del sito sono: 
 Gli impianti fotovoltaico ed eolico; 
 Impianto solare termico (solo riscaldamento) 
 un sistema di batterie da 1 kWh ciascuna per restituire, quando necessaria, l’energia eccedente 
prodotta dal sistema fotovoltaico e dal sistema eolico; 
I componenti elencati sono utilizzati per produrre calore durante il periodo di riscaldamento compreso fra 
Novembre ed Aprile, e refrigerare gli ambienti durante il periodo estivo compreso fra Giugno e 
Settembre. 
Il funzionamento dell’impianto di climatizzazione può essere riassunto dal grafico in Figura 21: 
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Figura 21 Domanda energetica per riscaldamento e condizionamento 
4.6 Impianti installati 
4.6.1 Impianto solare termico 
Nel caso del progetto ibrido in esame, sono stati scelti collettori solari termici piani a vetro singolo 
integrati sul tetto (inclinazione: 12°, sud). Nella Tabella 7 si offre qualche esempio dei relativi prezzi al 
variare della dimensione dei pannelli e della loro tecnologia, evidenziando la scelta fatta: 
Tipo collettore 
Superfice lorda  
(  ) 
Superfice utile 
netta (  ) 
Prezzo (€) prezzo/area [    ] 
Circolazione forzata 1,97 1,86 709,00 359,90 
Collettore solare piano 2,00 1,90 518,00 259,00 
Collettore solare piano 2,01 1,86 455,00 226,37 
Circolazione forzata 2,32 2,20 789,00 340,09 
Collettore solare piano 2,35 2,20 561,00 238,72 
Circolazione forzata 2,78 2,65 905,00 325,54 
Collettore solare piano 2,80 2,60 640,00 228,57 
Circolazione naturale 2,80 2,60 1580,00 564,29 
Collettore solare piano 2,86 2,68 580,00 202,80 
Collettore solare piano 2,86 2,68 630,00 220,28 
Circolazione naturale 4,64 4,40 4328,00 932,76 
Circolazione naturale 6,96 6,60 5909,00 848,99 
Tabella 7 Prezzi di alcuni collettori solari termici
6
 
 
L’impianto solare termico selezionato è composto dai seguenti componenti: 
 collettori solari sottovuoto (di dimensioni pari a    , ciascuno a vetro singolo), inclinati di 12° verso 
                                                     
6 Dati concessi da: ulteriori interviste a fornitori/installatori, teknoenergy,  solarpokete, vaillant, sonnenkraft  
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sud per ottenere la massima resa durante l’arco dell’anno. Ciascun impianto sarà a sua volta composto 
da: 
o collettore solare a tubi sottovuoto di vetro; 
o specchio concentratore ad alto potere riflettente; 
o unità di trasmissione del calore con tubi in acciaio inox e lamiere in alluminio presenti all'interno del 
tubo sottovuoto, coibentato con lana di vetro e fibra di poliestere; 
o tubi con attacchi a secco per la manutenzione senza svuotamento del circuito solare, spessore 12 cm;  
 un sistema di sostegno dei pannelli; 
4.6.2 Impianto fotovoltaico (PV) 
L’impianto considerato è formato da: 
 moduli fotovoltaici in silicio policristallino da       ciascuno, integrati al tetto (12° verso sud); 
 un inverter, in comune con l’impianto eolico; 
 componenti strutturali (sottostruttura di sostegno dei moduli, sistema di ancoraggio); 
 componenti elettriche (interruttori, quadri elettrici, protezioni delle sovracorrenti); 
 costo di installazione (opere civili, edili e elettriche); 
 pratiche burocratiche e amministrative. 
Nella Figura 22 viene mostrata la produzione energetica prodotta giornalmente su scala annuale da ogni 
pannello fotovoltaico scelto per l’installazione: 
 
Figura 22 produzione energetica per singolo pannello fotovoltaico selezionato 
4.6.3 Impianto eolico (W) 
Sono state considerate le turbine eoliche di tipo misto “Darrieus-Savonius” (1.2 kWh ciascuna) ad asse 
verticale con palo di circa 6-10 metri. Queste turbine ad asse verticale (brevettate da George Darrieus nel 
1931), sono basate sul principio della portanza e sono in grado di produrre potenza al pari ma con 
efficienza maggiore e minore ingombro delle turbine ad asse orizzontale, specialmente per impianti di 
piccole dimensioni. Nella figura e tabella seguenti sono mostrate le caratteristiche della turbina ad asse 
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scelta e la relativa curva di potenza, i cui dati sono stati forniti dall’azienda Seconds S.p.A., installatore 
ufficiale della ditta produttrice FreeTree: 
 
Figura 23  caratteristiche turbina eolica ad 
asse verticale 
Tabella 8 caratteristiche turbina eolica ad asse 
verticale 
Struttura e dimensioni 
Altezza pale 2025 mm 
Diametro 1880 mm 
Numero pale 3 
Materiale pale Fibra di vetro 
Tiranti 3 
Materiale tiranti Alluminio 
Cavi di tenuta Acciaio inox 
Copertura estetica In plastica 
Peso del sistema (turbina+generatore) 70 kg 
 
Figura 24 Schema di funzionamento turbina eolica ad asse verticale 
Come indicato in Figura 24, le pale descritte sono sostenute da un unico tirante centrale che le collega al 
generatore interno. Abbinato vi è un sistema di cavi di collegamento che permette di ottenere benefici sia 
strutturali che di sicurezza nel caso di rottura degli elementi palari. Per la sicurezza dei clienti e per 
soddisfare le normative del settore, oltre ad un sistema di frenatura elettrico, l’impianto si avvale anche di 
un freno meccanico pronto ad intervenire nel caso di alte velocità del vento e che può altresì essere 
attivato manualmente per bloccare il sistema nel caso in cui sia necessario eseguire delle manutenzioni. 
La forma della turbina, ad asse verticale, permette inoltre di catturare il vento indipendentemente dalla 
direzione di provenienza. Risulta particolarmente adatta in condizioni di ventosità variabile, condizioni in 
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cui riesce ad ottenere prestazioni medie maggiori di altre tipologie di turbine. Nella Figura 25 viene 
mostrata la curva di potenza per la turbina eolica scelta:  
 
Figura 25 curva di potenza per la turbina eolica scelta 
Nel caso di installazione di più di una turbina si dovrà tenere in considerazione che la produzione di 
energia elettrica con tre turbine poste in una determinata configurazione riesce ad avere una resa 
maggiore della somma delle singole tre turbine. Perciò per ogni combinazione possibile da 1 ad 8, si 
cercherà di privilegiare la configurazione a tre turbine, dove possibile. La Figura 26 mostra invece i 
risultati (ottenuti dalle simulazioni effettuate su Matlab), indicanti la produzione energetica prodotta per 
le combinazioni delle turbine selezionata. 
 
Figura 26 Produzione energetica per le configurazioni monoturbina ed a tre turbine 
4.6.4 Batterie 
Così come gli impianti standard dispongono della connessione alla rete elettrica esterna, così il caso 
oggetto di studio predispone la connessione ad un sistema di accumulo direttamente collegato al sistema 
di produzione di energia elettrica. Il sistema di batterie, attraverso una centralina del sistema, governa i 
flussi di energia secondo le esigenze dell'utente, ed attraverso un regolatore di carica, regola la carica 
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delle batterie, evitando pericolosi sovraccarichi. Tutto questo, naturalmente, deve essere dimensionato in 
proporzione all’impianto, al tipo di sistema di accumulo ed alla potenza/quantità di consumo elettrico. 
L'energia elettrica pulita prodotta (per esempio, prodotta in contemporanea dal sistema fotovoltaico e 
dall’eolico), può essere reindirizzata su percorsi diversi in ordine di priorità: 
 può essere destinata al consumo immediato (soddisfacimento delle utenze domestiche); 
 può essere immagazzinata nelle batterie, per l'autoconsumo "differito"; 
Inoltre, un sistema di accumulo di qualità prende in considerazione: 
 la capacità di energia in grado di immagazzinare; 
 la durata e l'efficienza nel tempo. 
Il valore delle batterie può davvero fare la differenza nel piano di ammortamento di un impianto ibrido, 
riducendo notevolmente i tempi di recupero. In seguito al lancio delle simulazioni su Matlab, è stato 
effettato il dimensionamento dell’impianto ed è stato stabilito il numero ed il tipo di batterie da utilizzare.  
La scelta è ricaduta sulle batterie al litio-ferro-fosfato (LFP) da 1kWh ciascuna (come quelle di 
apparecchi elettrici), in quanto benchè siano più costose delle batterie al piombo (usate, ad esempio, nel 
settore automobilistico), garantiscono una maggiore durata ed efficienza di funzionamento. Esse inoltre 
hanno una durata di circa 10-12 anni (contro i 5 anni di durata di una batteria al piombo/gel).  
4.7 Analisi dei costi e risultati delle simulazioni 
4.7.1 Valutazione costi 
A parità di potenza considerata, gli impianti che sfruttano le FER affrontano una spesa legata 
all’investimento iniziale molto maggiore di quella affrontata per l’acquisto degli impianti tradizionali, ma 
i costi sostenuti durante la vita utile, quasi nulli, sono: 
1. costo di esercizio e manutenzione: 
 costo di manutenzione ordinaria annuale (fissi); 
 costo di manutenzione straordinaria (variabili; ad esempio, sostituzione dell’inverter, 
tipicamente intorno al dodicesimo anno); 
 spese assicurative; 
2. Non è presente il costo relativo al combustibile. 
Le tecnologie convenzionali utilizzate, al contrario, presentano un costo iniziale per l'acquisizione degli 
impianti più basso ma un esborso considerevole per l’acquisto di combustibile fossile per il loro 
funzionamento, il cui costo di acquisto può essere non trascurabile e, soprattutto, variabile (solitamente 
crescente) nel tempo in modo difficilmente prevedibile (è stata effettuata un’analisi di previsione con 
Long-range forecasting [81] [82]).  Attualmente l’obiettivo che ci si pone è relativo alla riduzione dei 
costi dei dispositivi (funzionamento impianti) che permettono lo sfruttamento delle fonti energetiche 
rinnovabili. Ad esempio, nella scelta dei pannelli solari (campo del silicio policristallino), la scelta ricade 
su pannelli più efficienti e con un più limitato impatto ambientale; ciò è stato reso possibile dalla migliore 
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comprensione dei fenomeni di acquisizione della luce negli strati sottili, che permette di raggiungere 
efficienze di conversione più elevate. Oltre ai costi necessari per realizzare un impianto ed ai costi per 
l'esercizio e la manutenzione dell'impianto stesso (costi fissi e variabili), ci sono altri costi detti costi 
esterni che sono legati proprio all'installazione degli impianti. Questi possono includere i costi di 
abilitazione, i costi per l’impianto di immagazzinamento di energia, i costi relativi alla manutenzione 
straordinaria ed ai costi di smaltimento e riciclaggio al termine del loro periodo di funzionamento. Il 
calcolo dei costi è stato effettuato per i vari dimensionamenti dopo un attenta ricerca di mercato in cui si 
sono acquisiti direttamente da produttori ed installatori tutti i prezzi relativi ai componenti dell'impianto e 
sono stati considerati quelli più convenienti presenti sul mercato al Giugno 2015. I costi così ottenuti sono 
stati inseriti nel codice del software Matlab, grazie al quale abbiamo potuto analizzare ciascun caso. Le 
simulazioni sono state lanciate con l’esclusione e successivamente l’inclusione dei costi di manutenzione 
ed assicurazione ordinaria, in modo tale da valutarne l’importanza e l’incidenza nei costi annuali e 
successivamente nel life cycle cost dell’impianto energetico ibrido.  Il costo totale nella vita utile 
dell’impianto è calcolabile come: 
                                      
Equazione 14 Costo totale nella vita utile dell’impianto 
dove: 
       indica il costo di installazione; 
   indica la vita utile 
      indicano i costi di operational and maintainance annuali; 
       indica il costo relative al carburante impiegato in un anno; 
      indica il costo sostenuto nella sostituzione di un impianto/componente a fine vita utile; 
        indica la differenza tra la vendita finale degli impianti e i costi legati al decommissioning 
dell’impianto stesso (smantellamento, rimozione e/o riciclo). 
4.7.2 Costi di installazione 
Per quanto riguarda la funzione relativa ai costi di installazione, è stata espressa nella forma: 
                                        
Equazione 15 Costi di installazione 
In cui: 
      = costo impianto eolico (es. costo pale x numero pale + controller, strutture di supporto 
dell'impianto, interventi murari per l'installazione, progettazione e accessibilità del luogo di 
installazione, ecc); 
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     = costo impianto fotovoltaico (prezzo dei pannelli fotovoltaici x numero pannelli, strutture di 
supporto dell'impianto, interventi murari per l'installazione, progettazione e accessibilità del luogo di 
installazione); 
     = costo impianto solare termico (prezzo dei pannelli solari x numero pannelli, strutture di supporto 
dell'impianto, interventi murari per l'installazione, progettazione e accessibilità del luogo di 
installazione); 
     = costo accumulatori di energia elettrica (batterie); 
     = costo serbatoio per accumulo acqua calda per ACS e riscaldamento; 
      = costo generatore diesel (costo CHP o generatore elettrico, costo serbatoio carburante); 
      = costo altre componenti (Pompa di calore, inverter, pannelli di controllo, interconnessione cavi, 
opere civili); 
      è stata definita nello script matlab come “c_installation”: 
c_installation=c_WT+c_PV+c_ST+c_TS+c_ES_tot+c_CHP+c_comp; 
4.7.3 Costi di operation and maintenance (O&M) 
 
Figura 27 Componenti chiave delle attività di O&M 
I costi di manutenzione (Operation and Maintenance costs o O&M) descrivono i costi sostenuti durante 
tutta la vita utile del progetto (successivamente all'installazione), rappresentano una quota considerevole 
dei costi totali annui di un sistema ibrido. I costi di O&M si possono suddividere, come evidenziato nella 
Figura 27, in:  
• Costi operativi 
o assicurazioni; 
o amministrazione; 
o controllo e monitoraggio; 
• Manutenzione prevista 
o revisione; 
o sostituzione preventive dei piccoli componenti; 
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o  ispezione e verifica; 
• Manutenzione non prevista 
o Attività non pianificate (ad esempio sostituzione non preventive dei componenti); 
Alcuni di questi componenti di costo possono essere stimati con relativa facilità. Per l’assicurazione e la 
manutenzione annuale ad esempio, è possibile ottenere contratti standard che coprono una parte 
considerevole della durata totale dell’impianto. Per quanto riguarda il resto delle componenti 
dell’impianto, i costi legati alla riparazione sono particolarmente influenzati dall'età dei componenti. Nei 
primi anni, la garanzia del produttore implica un basso livello di spese di O&M. Dopo il decimo anno, 
tuttavia, dovrebbero essere previsti costi relativi alle riparazioni di maggiori entità. E’opportuno 
considerare gli aspetti tecnico-costruttivi ed ottimizzanti dei nuovi impianti in commercio. 
Talvolta la manutenzione dell’ impianto viene assicurata attraverso un apposito contratto da parte del 
fornitore stesso della macchina. Tale contratto prevede i seguenti servizi: 
1. Monitoraggio in remoto dei dati (ad esempio dell’aerogeneratore, per l’eolico) tramite un sistema 
RDT (Remote Monitoring of Data) operante 24 ore al giorno per tutti i giorni dell’anno (comprese le 
festività). Il sistema RDT monitora costantemente i segnali di allarme degli impianti ed in particolare 
in caso di malfunzionamento del sistema di segnalazione luminosa degli aerogeneratori permette di 
avvertire immediatamente le autorità competenti. 
2. Supporto tecnico (   : il servizio tecnico di assistenza viene mantenuto 24 ore al giorno per tutti i 
giorni dell’anno (comprese le festività), attraverso l’attivazione di una linea telefonica di helpdesk. Il 
servizio di supporto tecnico agisce direttamente sugli impianti in remoto o attraverso intervento in sito. 
3. Manutenzione ordinaria (  ): viene svolta con cadenza regolare al fine di verificare la funzionalità 
del sistema e di individuare le misure preventive per evitare danni e malfunzionamenti. Essa prevede 
l’esecuzione di un programma di manutenzione standard che coinvolge le macchine, i sistemi di 
sicurezza ed il sistema antincendio. 
4. Servizio di sostituzione e riparazione preventiva (    - overhaul cost): nel caso di minaccia di 
guasti e malfunzionamenti è garantito un servizio di riparazione e/o sostituzione preventiva di 
componenti degli impianti. In tal caso le operazioni potrebbero richiedere l’uso di gru, per cui 
l’accesso all’impianto dovrà essere sempre garantito con una manutenzione continua della rete viaria.  
5. Reporting mensile dei dati di funzionamento      : la registrazione dei dati di funzionamento 
dell’impianto eolico, compresi i malfunzionamenti, casi di allarme, le riparazioni e le sostituzioni, 
viene riportata in rapporti mensili. 
6. Ispezione dell’impianto (  ): ogni 6 mesi è prevista una ispezione da parte del personale 
specializzato del fornitore. 
7. Piano di emergenza (  ): nell’ambito dei servizi di manutenzione di solito il fornitore assicura la 
predisposizione di adeguate procedure per fronteggiare emergenze quali: incendio, incidenti a 
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lavoratori, funzionamento fuori controllo del sistema, caduta di componenti, ingresso di personale non 
autorizzato. 
                                                     
 
   
  
Equazione 16 Costi di manutenzione sostenuti per un impianto ibrido 
La Tabella 9 mostra alcuni dei costi raggruppati di O&M utilizzati per le simulazioni in un possibile 
dimensionamento dell’impianto ibrido oggetto di questa dissertazione. 
 
 66 
 
Componente Quantità Tipologia Taglia indicativa 
 
         
 
Costo assicurazione Costo impianto (€) 
turbine eoliche 3 asse verticale 1-1.5 kW 300 (€/turbina) 80 € Circa 24.000 
moduli fotovoltaici 40 pannelli silicio policristallino 
1.5   
ciascuno 
8.50 (€/kWh) 13.61 (€/kWh) Circa 15.000 
collettori solari 
termici 
4 pannelli 
collettori piani a vetro 
singolo 
3   
ciascuno 
180 € senza cambio valvole 
250 € con cambio valvole 
Circa 23.700 
accumulo termico 1 serbatoio verticale isolato 500 L ciascuno 0 0 Circa 800 
batterie elettriche n 
celle economiche al litio-
ferro-fosfato (LFP) 
1 kWh ciascuna 0 0 Circa 40 cent/Watt 
micro-
cogeneratore 
1 
(esclude la 
presenza del 
gen.elettrico) 
motore diesel 8-10 kW elettrici 86 € annui 0 Circa 2000€/KWh 
generatore 
elettrico 
1 
(escludela 
presenza del  
co-generatore) 
motore diesel 20 kW elettrici 86 € annui 0 Circa 367€/KWh 
generatore a 
biomassa 
0 caldaia a pellet 20 kW 110 €annui 0 Circa 2.900 
pompa di calore 1 
aria-acqua, a inversione di 
ciclo, modulante 
15-20 kW termici 0 0 Circa 15.000 
pannelli radianti n 
pannelli inseriti nel 
pavimento per 
riscaldamento e 
raffrescamento 
320   0 0 Circa 9.600 
Tabella 9 Valutazione dell’investimento per l’impianto ibrido 
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Per valutare la rilevanza dei costi di manutenzione ed assicurazione (O&M) nello specifico caso di 
investimento dell’impianto ibrido, sono state eseguite diverse simulazioni sul software Matlab includendo 
ed escludendo tali voci di costo per studiare la loro incidenza nei metodi NPV, IRR, PI, SPP, LCOE in 
modo tale da valutare se trascurare gli O&M o considerarli nelle successive analisi. In Figura 28 viene 
mostrato uno dei grafici a torta risultante dalle simulazioni in caso di dimensionamento ottenuto con la 
combinazione a massimo NPV totale, costruito includendo i costi di O&M, e mostrante le percentuali dei 
costi totali che si presentano nella vita utile del progetto. Per ottenere i risultati mostrati, sono state 
eseguite circa 1.428.840 simulazioni (eseguite con differenti combinazioni dei dimensionamenti), in 
modo tale da potere studiare l’incidenza dei costi di O&M. 
 
Figura 28 Suddivisione dei costi nel caso di configurazione ottima 
Per poter procedere con l’analisi dei costi di manutenzione relativi agli impianti considerati è stata 
condotta una ricerca di mercato. In particolare, sono state intervistate diverse aziende che si occupano 
dell’installazione e manutenzione degli stessi. Tra queste: 
1. per l’impianto micro-eolioco, la “Seconds S.r.l.” (installatore ufficiale di turbine FreeTree), ha 
indicato la necessità di effettuare una o due visite l’anno con due tecnici qualificati che dedicheranno 
circa tre ore a ciascun aerogeneratore. Grossomodo una stima attendibile del costo di O&M, potrebbe 
essere circa 300 €/turbina (al netto dell’ IVA). 
2. Per il solare termico (ST) è stata considerata la valutazione offerta da “Solar service energy group 
S.p.A.” ed i controlli previsti includono: 
 Cambio dell’antigelo e guarnizioni; 
 Cambio delle valvole di sicurezza sanitaria e antigelo; 
 Controllo degli ancoraggi e della eventuale struttura di sostegno; 
 Pulizia dei vetri; 
 Ispezione degli isolamenti; 
 Verifica vaso di espansione; 
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 Verifica delle valvole di by-pass; 
 Controllo del miscelatore termostatico (dove lo stesso è presente). 
Per questi controlli ha preventivato un costo di manutenzione annua di circa 180 € nel caso in cui non 
vada effettuata la sostituzione delle valvole e di 250 € nel caso in cui vada effettuata la sostituzione 
delle valvole. 
3. Per l’impianto fotovoltaico (PV) è stato considerato il preventivo offerto da “Promeco S.r.l.”, che 
indica dei costi di O&M annui pari a circa 8,50 €/kWh e dei costi legati all’assicurazione 
dell’impianto di 13,61€/kWh. 
4. I prezzi di O&M indicati per la caldaia a gasolio (CHP), comprendono i seguenti controlli: 
 regolazione dei dispositivi atti alla taratura della combustione; 
 analisi strumentale della combustione a norme UNI 10389 e rilascio di un documento riportante 
l'esito della stessa; 
 aggiornamento libretto di centrale.  
5. Per le biomasse (caldaia a pellet), benchè non sia stata considerata l’installazione (per ora), è stato 
valutato il preventivo offerto da “CTA Corbellini”, 
Nella Tabella 10 sono mostrati alcuni costi relativi alla manutenzione ed assicurazione degli impianti: 
 
PV 
 Periodo Durata [€/Kw] 
Manutenzione 1 20 8,5 
Assicurazione 1 20 13,61 
WIND 
 Period Duration € (per ogni turbina) 
Manutenzione 1 20 300 
Assicurazione 1 20 80 
ST 
 Periodo Durata Prezzo manutenzione 
(€) 
Prezzo Manutenzione 
con cambio valvole (€) 
Manutenzione 1 20 250 180 
Assicurazione 1 20 80 80 
CHP 
 Periodo Durata kW Prezzo (€) 
Manutenzione 1 20 fino a 35 86 
Manutenzione 1 20 da 35 a 116 120 
Manutenzione 1 20 da 117 a 348 155 
Manutenzione 1 20 da 349 a 697 204 
BIOMASSE 
 Periodo Durata kW Prezzo (€) 
Manutenzione 1 20 fino a 35 110 
Tabella 10  Costi di O&M relativi all’impianto ibrido 
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Per l’impianto PV, grazie ai dati offerti da IRENA relativi all’anno 2014, è stato possibile valutare i costi 
di manutenzione fissi e variabili (€/kW) per un impianto PV in alcuni paesi europei: [83] 
 Costi Variabili (2014 €/kW) Costi Fissi (2014 €/kW) 
Austria 0.0356  
Danimarca 0.01353 - 0.01691  
Finlandia  32,93 - 35,6 
Germania  59,63 
Italia  43,61 
Giappone  66,7575 
Olanda 0.012193  -0.015931 32,93 
Norvegia 0.018779 - 0.03471  
Spagna 0.025276  
Svezia 0.009345 - 0.030972  
Svizzera 0.040317  
Tabella 11 Stima dei costi di O&M in alcuni paesi europei 
Poichè in commercio esitono diverse tipologie di pannelli fotovoltaici, nella Tabella 11 è stata effettuata 
un’analisi dei costi relativa ai diversi tipi di pannelli reperibili in commercio. Nella Tabella 12 si riporta il 
dettaglio dei costi in quattro categorie menzionate in precedenza inFigura 27 [84] (per cinque tipologie di 
impianti fotovoltaici):  
 manutenzione programmata; 
 manutenzione non programmata; 
 sostituzione inverter/altre attrezzature; 
 assicurazioni, tasse di proprietà; 
Costi di O&M 
(€/kW-yr) 
Fixed-Tilt 
c-Si 
(€/kW-yr) 
Fixed-Tilt  
CdTe 
(€/kW-yr) 
Fixed-Tilt  
a-Si 
(€/kW-yr) 
Tilted Single-
Axis Tracking 
c-Si (€/kW-yr) 
Single-Axis 
Tracking c-Si 
(€/kW-yr) 
Manutenzione programmata 
(Scheduled) 
17,8 22,25 22,25 26,7 26,7 
Manutenzione non 
programmata (Unscheduled) 
1,78 1,78 1,78 4,45 4,45 
Inverter di ricambio 8,9 8,9 8,9 8,9 8,9 
O&M 28,48 32,93 32,93 40,05 40,05 
Assiurazione, Tasse di 
proprietà, Altri costi 
13,35 13,35 13,35 13,35 13,35 
Total O&M 41,83 46,28 46,28 53,4 53,4 
Tabella 12 Scala di impianto PV e stima dei costi annuali di O&M 
In cui i moduli elencati nella Tabella 12 sono: 
- Fixed Tilt c-Si: moduli in silicio policristallino montati a 30 gradi di inclinazione verso sud; 
- Fixed-Tilt CdTe: moduli in tellururo di cadmio montati a 30 gradi di inclinazione verso sud; 
- Fixed-Tilt a-Si: moduli in silicio amorfo montati a 30 gradi di inclinazione verso sud; 
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- Fixed Tilt-c-Si: moduli monocristallini disposti su un asse nord-sud inclinati verso sud a 20 gradi; 
- Single-Axis tracking c-Si: moduli monocristallini su un asse nord-sud. 
4.7.4 Costi di Replacement 
I costi di replacement sono attribuibili ai costi sostenuti per il ricambio di un impianto o una componente 
principale, causa la fine della sua vita utile. L’analisi di questi costi è stata condotta sul software matlab 
per il sistema di batterie e per il CHP, ma può essere facilmente esteso alle altre componenti (ad esempio 
inverter, ecc.), il quale ha calcolato rispettivamente il numero di cicli di ricarica massima sostenibile dalle 
batterie e il numero di ore di funzionamento della CHP o del generatore elettrico. Alla fine della loro vita 
utile è stato considerato la loro sostituzione. Nel calcolo degli indici che prevedono un’attualizzazione dei 
costi o dei flussi di cassa, questi avvenimenti sono stati considerati nell’anno in cui è avvenuta la 
sostituzione, in maniera tale da poter attualizzare propriamente la spesa sostenuta. Per fare un esempio di 
replacement, è stato considerato il sistema di accumulo dell’energia elettrica nelle apposite ed appropriate 
batterie avendo stabilito come variabile indicante la vita utile quale il numero massimo di cicli di 
carica/scarica eseguibili. Perciò sono stati contati i cicli effettuati in un anno, così da potere valutare la 
durata massima delle batterie e di conseguenza, l’anno in cui è prevista la sostituzione. Dallo script 
matlab relativamente al sistema di accumulo: 
cycles_storage_max_l1=1000; (maximum number of discharge cycles of the electric energy 
storage down to level1_ES before replacement) 
cycles_storage_max_l2=1500; (maximum number of discharge cycles of the electric energy 
storage down to level2_ES before replacement) 
cycles_storage_max_l3=3000; (maximum number of discharge cycles of the electric energy 
storage down to level3_ES before replacement) 
used_storage_life=contatore_level1_ES/cycles_storage_max_l1+contatore_level2_ES/cycles_st
orage_max_l2+contatore_level3_ES/cycles_storage_max_l3; 
years=1:20; 
[t_storage_rep,y_storage_rep]=unique(floor(years.*used_storage_life)); 
if ~isempty(t_storage_rep) 
if t_storage_rep(1)==0 
y_storage_rep(1)=''; 
end  
end 
c_replacement_storage_array=zeros(1,lifetime); 
c_replacement_storage_array(y_storage_rep)=c_ES_tot; 
c_replacement_storage= sum(c_replacement_storage_array); 
 71 
 
Lo stesso procedimento è stato applicato nel caso del CHP ma tenendo conto delle effettive ore di 
funzionamento del modulo caldaia o generatore elettrico. 
4.7.5 Costi di Decommissioning 
Il caso studio analizzato prevede una vita utile stimata di circa 20 anni, al termine dei quali, nel caso non 
ricorrano le condizioni per il revamping, ovvero di aggiornamento tecnologico dell’impianto stesso, si 
provvederà alla sua dismissione ed al ripristino del sito. Per questo motivo, è utile stimare i costi di 
smantellamento (e smaltimento o recupero) dell’impianto ibrido in esame. Attualmente, sia la legislazione 
non prevede una regolamentazione di base da seguire che la letteratura non fornisce alcun modello per 
stimare i costi riguardanti le attività di decommissionig, se non per impianti di grandi dimensioni e di 
grande impatto ambientale, come i parchi eolici, sia onshore ma specialemente offshore, e le centrali 
nucleari. I dati reperibili riguardanti i costi di smantellamento dell’impianto vengono rilasciati da aziende 
private che si occupano della rimozione degli impianti e dello smaltimento o talvolta, della conversione e 
riutilizzo del materiale prelevato. Nel caso di impianti di piccole dimensioni come quello analizzato, si è 
ipotizzato di avere costi di smaltimento molto bassi ed inferiori agli ingressi dovuti alla vendita finale, 
riciclo o riutilizzo diretto o ricondiziamento dell’impianto. Perciò il costo di decommissioning è diventato 
un ingresso di decommissioning e per questo motivo esso è riportato con il segno meno nella somma dei 
costi totali. Per quantificare nello specifico i costi di decommissionig, è stato costruito un array 
contenente l’utilizzo dell’impianto, calcolato su tutta la vita utile dell’impianto stesso, in cui viene 
considerato anche l’anno in cui avviene la sostituzione del particolare sistema. Quindi è stato sfruttato lo 
stesso metodo considerato nel caso dei costi di replacement, valutando la “quantità” utile rimanente 
dell’impianto alla fine dei venti anni. Quest “quantità” rimanente è stata successivamente quantificata in 
€. Sempre considerando il caso delle batterie di accumulo, tramite i cicli di carica/scarica massimi della 
batteria in un anno, può essere previsto l’anno in cui potrà avvenire la sostituzione, come mostrato nel 
paragrafo precedente, ed inoltre l’ultimo cash flow, al ventesimo anno, terrà conto del valore del 
componente in quel dato momento. Di seguito, viene riportata una parte del codice inserito su Matlab: 
(per il metodo inerente i costi di replacement, si rimanda al codice): 
final_sale_batteries=0; 
used_storage_discount=0.25; 
if (used_storage_life*lifetime)>1 
final_sale_batteries=(((used_storage_life*lifetime)-(floor(used_storage_life)*lifetime))*(1-
used_storage_discount)*c_ES_tot); 
end  
In cui con “final sale” è intesa la vendita finale al ventesimo anno (del chp e/o delle batterie), il cui valore 
è stato calcolato come costo del nuovo componente moltiplicato il valore del componente in quel 
momento (un coefficiente di utilizzo che va da 0 a 1 dove 1 = nuovo, inutilizzato, 0 = esausto, da 
smaltire) ed un fattore di vendita (1- fattore di sconto, considerato pari a 0,25).  
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4.8 Valutazione indicatori 
Dopo aver analizzato i parametri climatici del sito scelto per l’installazione dell’impianto ibrido ed aver 
esaminato la domanda energetica dell’agriturismo, è stata condotta l’analisi dei costi e successivamente il 
calcolo dei metodi NPV, LCOE, IRR, SPP ed PI per ognuna delle combinazioni di dimensionamento 
dell’impianto ibrido. Infine, sulla configurazione di dimensionamento scelta a massimo NPV, è stata 
condotta l’analisi di sensitività che ha permesso di valutare l'impatto di alcuni parametri specifi sui 
risultati dei metodi applicati (NPV, LCOE, IRR, SPP, PI). 
4.8.1 Net present value (NPV) 
Data la mancata vendita dell’energia alla rete elettrica esterna e quindi la mancata generazione dei ricavi 
(ovvero di flussi di cassa positivi), è stata data un’altra interpretazione ai flussi di cassa nel periodo 
generico t: al fine di avere un flusso cessante ed uno nascente, l’analisi sulla generica configurazione del 
dimensionamento dell’impianto è stata confrontata con il caso peggiore della configurazione stessa, 
ovvero quello a maggior costo durante tutta la vita utile. Questa configurazione, detta di benchmark, è 
stata individuata come quella in cui è presente la sola caldaia a gasolio senza la presenza di unità di 
accumulo, sia termiche che elettriche, ed ha generato una somma di costi nei venti anni pari a 
1.457.607,56€, investimento compreso. Perciò i flussi di cassa al generico tempo t sono stati calcolati 
come: 
                             
Equazione 17 definizione dei flussi di cassa nel periodo t 
ovvero, sono stati calcolati dalla differenza tra i costi cessanti (      ), legati, come appena detto, al solo 
utilizzo del CHP alimentato a gasolio, ed i costi nascenti (      ), legati all’utilizzo della combinazione 
delle fonti ER con un dato dimensionamento , compreso l’utilizzo del CHP, sia esso una caldaia o 
generatore elettrico(si cerca di sfruttare le ER ma qual’ora queste non siano sufficienti a soddisfare il 
fabbisogno delle utenze, si considera l’uso del CHP). È importante sottolineare come il costi 
dell’investimento sia stato inserito nel flusso di cassa a    . Inoltre in questo caso i costi di replacement 
vengono considerati e vengono fatti ricadere nell'anno in cui effettivamente avvengono, come spiegato in 
precedenza. Il NPV è stato calcolato per ogni singola tecnologia e nel totale.  Dallo script matlab: 
CI_WT=c_WT+c_ES_tot-((n_PV~=0)*c_ES_tot/2); 
CI_PV=c_PV+c_ES_tot-((n_WT~=0)*c_ES_tot/2; 
CI_ST=c_ST+(n_ST~=0)*(c_HP/2CI_CHP=c_CHP+c_fuel_storage+c_HP-
(bool_CHP*(n_ST~=0)*c_HP/2);  
NPV_WT=CI_WT; %initialization of NPV WT 
NPV_PV=CI_PV; %initialization of NPV PV 
NPV_ST=CI_ST; %initialization of NPV ST 
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NPV_CHP=CI_CHP;%initialization of NPV CHP 
NPV_WT=NPV_WT+(OeM_WT/(rate_r^op_t)); %[€] computation NPV WT 
NPV_PV=NPV_PV+(OeM_PV/(rate_r^op_t)); %[€] computation NPV PV 
NPV_ST=NPV_ST+(OeM_ST/(rate_r^op_t)); %[€] computation NPV ST 
NPV_CHP=NPV_CHP+((OeM_CHP+Fuel_CHP)/(rate_r^op_t)); 
Dato il calcolo degli NPV per singolo impianto oltre che totale per tutto l’impianto ibrido, nei costi di 
O&M e costi di installazione, sono stati attribuiti e suddivisi in parti uguali i costi relativi a componenti 
che vengono utilizzati da altri impianti, quali inverter, batterie, serbatoio acqua calda, etc etc. 
4.8.2 The levelized cost of electricity (LCOE) 
È importante sottolineare come l’investimento sia stato inserito nel flusso di cassa a    . L’LCOE è 
stato calcolato per ogni fonte energetica e nel totale. Dallo script matlab: 
capital_cost=0.05; 
rate_r=1+capital_cost; 
rate_vector=1./(rate_r.^(1:lifetime));  
CI_WT=c_WT+c_ES_tot-((n_PV~=0)*c_ES_tot/2); 
CI_PV=c_PV+c_ES_tot-((n_WT~=0)*c_ES_tot/2; 
CI_ST=c_ST+(n_ST~=0)*(c_HP/2CI_CHP=c_CHP+c_fuel_storage+c_HP-
(bool_CHP*(n_ST~=0)*c_HP/2);  
LCOE_WT=NaN; 
LCOE_PV=NaN; 
LCOE_ST=NaN; 
LCOE_CHP=CI_CHP+sum(NCF_CHP.*rate_vector);  
if n_WT~=0 
LCOE_WT=CI_WT+sum(NCF_WT.*rate_vector); 
LCOE_WT=LCOE_WT/sum(sum(ElEn_WT).*(rate_vector)); 
end 
if n_PV~=0 
        LCOE_PV=CI_PV+sum(NCF_PV.*rate_vector); 
        LCOE_PV=LCOE_PV/sum(sum(ElEn_PV).*(rate_vector)); 
end 
if n_ST~=0 
LCOE_ST=CI_ST+sum(NCF_ST.*rate_vector); 
LCOE_ST=LCOE_ST/sum(sum(ThEn_ST).*(rate_vector)); 
end 
LCOE_CHP=LCOE_CHP/sum((sum(ThEn_CHP)+sum(PrEn_CHP)).*(rate_vector)); 
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4.8.3 Internal rate of return (IRR) 
L’IRR è stato calcolato per ogni tecnologia (sfruttante le fonti energetiche) e nel totale. 
Dallo script matlab: 
IRR=0; 
incr_IRR=0.001; 
c_time=[0    c_installation]; 
c_time(3:end)=c_time(3:end)+((1:lifetime)*(c_En_yr+(c_WT_maint*n_WT)+(c_ST_maint)*(n_ST~=0)
+((c_assurance_PV+c_PV_maint)*(n_PV~=0)*S_PV*n_PV/area_per_kWp)+(c_replacement/lifetime)-
final_sale/lifetime)); 
bool_flag=true; 
while bool_flag 
VAN=c_time_noRES(2)-c_time(2); 
for i=1:20 
VAN=VAN+((c_time_noRES(2+i)-c_time(2+i))/((1+IRR)^i)); 
end 
if VAN<0 
bool_flag=false; 
else 
IRR=IRR+incr_IRR; 
end 
if IRR>=1 
bool_flag=false; 
end 
end 
4.8.4 Profitability Index 
Il Profitability Index (PI) è stato calcolato come: 
   
                                   
                                     
 
Equazione 18 definizione del Profitability Index 
Dove il pedice hybrid indica la configuarazione considerate dell’impianto ibrido e CHP_only indica la 
configurazione di benchmark. In matlab: 
PI= (c_time_noRES(end)-c_time(end))/(c_time(2)-c_time_noRES(2) 
In cui c_time e c_time_noRES  indicano rispettivamente i costi del sistema con fonti ER e non 
rinnovabili. Con questa formulazione, l’investimento è conveniente per PI>0. 
4.8.5 Simple Payback Period (SPP) 
Il Simple Payback Period (SPP) è stato calcolato come: 
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Equazione 19 definizione del Simple Payback Period 
Dove il pedice hybrid indica la configuarazione considerate dell’impianto ibrido, CHP_only indica la 
configurazione di benchmark, N indica la vita utile dell’impianto, l’operatore     indica l’operazione di 
arrotondamento all’intero inferiore. Dallo script matlab: 
SPP=ceil((c_time(2)-c_time_noRES(2))/((c_time_noRES(length(c_time_noRES))-
c_time_noRES(2))/lifetime-(c_time(end)-c_time(2))/lifetime)); 
In cui c_time e c_time_noRES  indicano rispettivamente i costi del sistema con fonti ER e non rinnovabili  
4.9 Risultati delle simulazioni 
In seguito ad un’accurata ricerca di mercato e sulla base dell’output della simulazione del DESTeC, sono 
stati calcolati i costi relativi a ciascun impianto. Successivamente sono stati inseriti nello script Matlab 
permettendo il calcolo dei diversi indicatori economico-finanziari (NPV, LCOE, IRR, SPP, PI). Dato 
l’elevato numero di combinazioni legate al dimensionamento dell’impianto, pari a 1428840, anzichè 
eseguire il calcolo in maniera sequenziale è stato parallelizzato l’algoritmo. Ciò ha permesso di 
processare contemporaneamente un numero di configurazioni pari al numero dei processori o thread fisici 
presenti nel calcolatore, in modo da impiegare meno tempo per la computazione. I risultati prodotti 
dall’algoritmo vengono infine salvati per permettere un processing finale sulla base di tutti i 
dimensionamenti previsti. Dopodichè è scelta la migliore configurazione in termini di NPV. Data 
l’enorme mole di dati in uscita dalle simulazioni, verranno mostrati nella  
Tabella 13 alcuni dei NPV più significativi (i NPV totali più significativi) ottenuti dai vari 
dimensionamenti e tasso di attualizzazione del 5%, evidenziando nell’ultima colonna il NPV che ha 
permesso la scelta della configurazione ottima.  
 Combination 
 
NVP (€) 
1330
32 
12733
52 
13102
51 
13116
72 
12960
94 
13393
12 
12662
80 
13093
71 
13027
45 
13120
32 
13514
1 
WIND [number] 2 3 3 3 4 1 3 3 4 4 1 
PV [number] 16 16 32 32 32 40 40 40 16 40 40 
ST [number] 4 4 4 8 8 4 4 4 4 4 4 
VTS [liters] 1000 500 500 500 500 500 500 500 500 2000 1000 
CES [KWh] 10 80 5 10 10 30 10 5 5 5 30 
PW batt [KW] 6 10 6 8 10 6 8 6 6 6 6 
Bool CHP  0 1 1 1 1 0 1 1 1 1 0 
Bool BIO  0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
Temp  [degrees] 52 48 52 48 50 48 52 52 52 52 52 
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Tabella 13 NPV totale in base ai diversi dimensionamenti (valori risultanti dalle simulazioni) 
In cui: 
 Wind : numero di micro turbine eoliche; 
 PV: numero di moduli fotovoltaici; 
 ST : numero di collettori solari termici; 
 VTS: (thermal storage volume) dimensione in litri del serbatoio di accumulo termico; 
 CES: (electric energy storage capacity) capacità in KWh degli accumulatori per l’immagazzinamento 
dell’energia elettrica; 
 PW batt: indica la massima potenza immagazzinabile/estraibile in/da batteria elettrica (potenza 
convertitore).  
 Bool CHP. Se è impostato a zero indica la presenza del gruppo elettrogeno, mentre se è impostato a 
uno indica la presenza del CHP. 
 Bool BIO : no biomass boiler  (ovvero, è stato considerato sempre pari a zero, poichè per ora non è 
stato considerato l’utilizzo della caldaia a biomassa); 
 Temp: Thermal storage water temperature for switching off the heat pump from direct heating mode;  
 Cost Fuel: costo del gasolio (considerate costante per tutta la vita utile dell’impianto). 
Il massimo NPV ha determinato la scelta della configurazione e del dimensionamento ottimi dal punto di 
vista economico-finanziario, come indicato nella Tabella 11. Il miglior NPV trovato è stato di 1.35x    
euro, corrispondente alla configurazione formata da: 
 1 micro-turbina eolica ad asse verticale; 
 40 moduli fotovoltaici; 
 4 moduli solari termici; 
 1 serbatoio di accumulo termico da 1000 litri; 
 Sistema di accumulo di energia elettrica da 30 kWh; 
 Massima potenza immagazzinabile/estraibile in/da batteria elettrica pari a 6 kW; 
 1 generatore elettrico a gasolio da 30 kW. 
I valori degli indicatori calcolati con il dimensionamento e la configurazione impiantistica ottima appena 
descritta sono indicati nella Tabella 14: 
NPV LCOE PI IRR SPP Global cost 
1.35x   € 0.2548 €/kWh 23.765 22.1% 1 115131 € 
Tabella 14 Valori relativi alla configurazione impiantistica ottima 
La stessa prassi è stata adottata per tutte le metodologie (relative al calcolo dei costi ed alla valutazione 
dell’investimento) citate nei paragrafi precedenti. Nella  Tabella 15 e Tabella 16 si mostrano i NPV e 
Cost Fuel  [€/l] 1,47754 
NPV max = 1351409.53                  Combination [W:1 PV:40 ST:4 VTS:1000  CES:30 PWB 6 BC: 0 BB 0 T:52] 
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LCOE massimi, minimi e medi per ogni impianto e nel totale con il corrispondente dimensionamento 
rispettivamente con r = 10% e r = 5%. Il calcolo del tasso di sconti “r” è avvenuto con il metodo del 
WACC, come indicato nei capitoli precedenti, dopo aver supposto l’utilizzo del solo capitale proprio ed è 
stato considerato pari al 5%, ma per valutarne la robustezza ed i possibili fattori di variazione nel corso 
dei vent’anni di vita dell’impianto, sono state considerate variazioni dal 5% al 10%. 
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NPV (€) Combination7 LCOE  [€/kWh] Combination 
NPV_TOT max = 1351409.531190 [1 40 4 1000 30 6 0 0 52]  
NPV_TOT min = 1280692.891462  [0 0 0 1000 5 6 1 0 48] LCOE_TOT min = 0.189815 [0 0 0 3000 80 6 1 0 52] 
NPV_WT min = 1393310.874747  [4 0 0 500 80 10 0 0 48] LCOE_WT min = 0.492725  [4 8 4 3000 5 6 1 0 48] 
NPV_WT max = 1444780.063322  [1 8 8 1000 5 6 1 0 48] LCOE_WT max = 1.841760  [1 0 0 500 80 10 0 0 48] 
NPV_WT mean=1424715.120212 LCOE_WT mean = 0.706894 
NPV_PV min = 1413793.698256  [0 40 8 500 80 10 0 0 52] LCOE_PV min = 0.112685  [2 40 0 500 5 6 1 0 50] 
NPV_PV max = 1453205.049230  [2 8 0 2000 5 6 0 0 48] LCOE_PV max = 0.916162  [0 8 0 500 80 10 0 0 48] 
NPV_PV mean = 1440309.533652   LCOE_PV mean = 0.211965  
NPV_ST min = 1435224.364420  [0 0 8 500 5 6 0 0 48] LCOE_ST min = 0.172435  [0 0 8 3000 5 6 0 0 48] 
NPV_ST max = 1441544.364420 [0 0 4 500 5 6 0 0 48] LCOE_ST max = 0.315206  [4 40 4 3000 5 6 1 0 52] 
NPV_ST mean = 1438384.364420 LCOE_ST mean = 0.221948 
NPV_CHP min = 1275317.622855  [0 0 0 1000 80 6 1 0 48] LCOE_CHP min = 0.181570  [0 0 4 2000 80 6 1 0 52] 
NPV_CHP max = 1423356.330114  [4 40 8 3000 80 10 0 0 48] LCOE_CHP max = 0.364824  [4 40 8 3000 80 10 0 0 48] 
NPV_CHP mean = 1365660.487390 LCOE_CHP mean = 0.233656 
Tabella 15 NPV e LCOE massimi, minimi e medi con il corrispondente dimensionamento (r =5%) 
 
 
 
 
 
 
                                                     
7
 [WIND, PV, ST, Thermal storage volume, CES, Boolean CHP, No biomass boiler, Thermal storage]; 
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NPV (€) Combination LCOE  [€/kWh] Combination8 
NPV_TOT max = 969700.019753 [0 40 0 2000 5 6 0 0 50] LCOE_TOT min = 0.211574 [0 0 0 2000 10 6 1 0 50] 
NPV_WT min = 850989.903019 [0 0 8 500 80 10 1 0 52] LCOE_WT min = 0.635854 [4 8 4 1000 5 6 0 0 50] 
NPV_WT max =911838.940125 [1 0 0 500 0 0 0 0 48] LCOE_WT max = 2.610677 [1 0 0 500 80 10 0 0 48] 
NPV_WT mean = 897536.945792 LCOE_WT mean = 0.945711 
NPV_PV min = 1009964.674816 [0 40 0 2000 80 10 1 0 52] LCOE_PV min = 0.157672 [2 40 4 500 5 6 0 0 48] 
NPV_PV max = 1048799.879963 [1 8 0 2000 5 6 0 0 48] LCOE_PV max = 1.335032 [0 8 0 500 80 10 0 0 50] 
NPV_PV mean = 1036345.571709 LCOE_PV  mean = 0.302594 
NPV_ST min = 1031436.018259 [0 0 8 500 5 6 0 0 48] LCOE_ST min = 0.246253 [0 0 5 500 80 6 1 0 48] 
NPV_ST max = 1037756.018259 [0 0 4 500 5 6 0 0 48] LCOE_ST max = 0.425515 [4 40 4 2000 80 0 1 0 52] 
NPV_ST mean = 1034596.018259 LCOE_ST mean = 0.312194 
NPV_CHP min = 915040.403951 [4 40 8 2000 80 10 0 0 48] LCOE_CHP min = 0.198265 [0 0 4 2000 80 0 1 0 52] 
NPV_CHP max = 1023666.794081 [0 0 0 1000 80 6 1 0 48] LCOE_CHP max = 0.478349 [4 40 0 1000 80 6 1 0 52] 
NPV_CHP mean = 981461.493700 LCOE_CHP mean = 0.2689627 
Tabella 16  NPV e LCOE massimi, minimi e medi con il corrispondente dimensionamento con (r =10%) 
                                                     
8
  [WIND, PV, ST, Thermal storage volume, CES, Boolean CHP, No biomass boiler, Thermal storage]; 
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Poichè l’LCOE indica il costo medio dell’energia prodotta dalle diverse tecnologie (€/kWh), l’obiettivo è 
stato quello di scegliere la combinazione che permette di minimizzarlo. Il confronto dei diversi LCOE 
ottenuti per le diverse tecnologie analizzate (sfruttanti le fonti ER), evidenzia un valore minimo per 
l’impianto eolico (0.492 €/kWh) particolarmente elevato rispetto al valore minimo dell’LCOE degli 
impianti PV (0.112 €/kWh) e ST (0.172 €/kWh). Questo costo è legato: 
 ad un diverso dimensionamento dell’impianto; 
 ad un diverso costo affrontato per l’investimento iniziale, in quanto l’impianto eolico scelto  (turbina 
ad asse verticale), presenta una struttura tecnologicamente avanzata e maggiormente costosa rispetto 
agli impianti eolici standard (le turbine ad asse orizzontali sono meno efficienti ma hanno un costo 
molto inferiore); 
 un altro costo che contribuisce al notevole aumento dell’LCOE per l’impianto eolico rispetto agli altri 
è rappresentato dai costi di operation e maintenance, pari a 300 €/turbina per l’impianto eolico (con 
preventivo offerto da Seconds S.r.l.), 180€/annui per il ST (preventivo offerto da  Solar service 
energy group S.p.A.), 8,50 €/kWh per l’impianto PV (preventivo offerto da Promeco S.r.l.). 
 
Per quanto riguarda il NPV, come indicato nella letteratura, viene preso in considerazione il massimo 
valore ottenibile dalle combinazioni impiantistiche in modo tale da individuare l’investimento più 
profittevole, benchè per le analisi effettuate nel caso studio in esame sono stati considerati anche i valori 
minimo e medio dei NPV dei singoli componenti (PV, ST, W, CHP) e dell’impianto ibrido complessivo 
per apprezzarne la variazione. Nella Tabella 17 vengono mostrati i valori dei restanti metodi applicati 
(calcolati con un tasso di sconto pari al 5% e 10%): 
 
IRR Combination9 SPP Combination PI Combination 
IRR min= 
0.000 
[0 32 8 500 30 6 1 0 48] 
SPPmin= 
1.000 
[0 32 8 500 80 6 1 0 48] 
 
PI  min= 
13.124 
 
[0 0 0 500 5 6 0 0 50] 
IRR max= 
0.287 
[0 0 0 500 5 6 0 0 48] 
SPPmax= 
2.000 
[0 0 0 500 5 6 0 0 48] 
PI max= 
28.590 
[4 40 8 1000 80 10 1 0 50] 
IRR mean = 0.068833 SPP mean = 1.893951 PI mean = 17.798908 
GLOBAL COST min of the simulation = 83509.620409           Combination  [0 40 4 1000 30 10 0 0 52] 
Tabella 17 risultati max, min, mean di: IRR, SPP, PI con r =5% e r =10% 
4.9.1 Analisi di sensitività 
L'Analisi di sensitività consiste nell'effettuare differenti “simulazioni” modificando una sola variabile del 
progetto e mantenendo invariate tutte le altre. Lo scopo di tale analisi è quello di studiare l'impatto di 
alcuni parametri sull’intero impianto ed in particolare sugli indicatori di costo studiati (NPV, IRR, LCOE, 
PI, SPP). In particolare, per capire la dinamica di variazione degli indici al variare di alcuni parametri, i 
                                                     
9 [WIND, PV, ST, Thermal storage volume, CES, Boolean CHP, No biomass boiler, Thermal storage]; 
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quali potrebbero anche portare l'investimento a diventare economicamente svantaggioso (ovvero 
NPV<0). L’analisi di sensitività è stata svolta variando una per volta in ogni simulazione i seguenti 
parametri: 
 variazione del prezzo di acquisto del combustibile fossile per l’alimentazione della caldaia (gasolio); 
 costi di manutenzione (operation e maintenance, O&M) distinti per gli impianti rinnovabili utilizzati; 
 tasso di attualizzazione. 
Per ciascuno di essi è stato considerato un possibile range di variazione (indicato nella Tabella 18) e 
successivamente implementato sul software Matlab: 
 
Range di variazione fissato 
Tasso di attualizzazione Dal 5 % al 12 %  
Prezzo gasolio Da 1.2 a 2  (€/litro) 
Costi di O&M   
micro-turbine eoliche Da 200 a 400  (€/turbina) 
moduli fotovoltaici Da 6 a 10  (€/kWh) 
collettori solari termici Da 100 a 220  (€ O&M per impianto totale) 
micro-cogeneratore 86 € annui 
generatore a biomassa 110 €annui 
pannelli radianti, pompa di calore, 
batterie elettriche, accumulo termico 
0 
Tabella 18 range di variazione stabilito per il lancio delle simulazioni 
Variazione del prezzo del gasolio 
 Previsione della variazione del prezzo del gasolio  
Per la stesura dell’algoritmo sullo script Matlab è stata fatta una forte ipotesi in merito alla staticità del 
prezzo del gasolio utilizzato dalla caldaia diesel nell’arco di tutta la vita utile dell’impianto. Data la 
consistente variazione del prezzo del gasolio, come mostrato dalla Figura 29, costruita sulla base di dati 
ISTAT [85] degli ultimi 19 anni (Gennaio 1996 – Giugno 2015) a fronte del consistente arco temporale di 
vita dell’impianto, pari a 20 anni, si è ritenuto più opportuno considerare tale variazione di prezzo come 
una variabile non trascurabile nel calcolo del costo dell’impianto durante la sua vita utile e nel calcolo 
degli indicatori economici. Considerando lo storico dati sull’arco 1996-2015 si nota che il prezzo del 
carburante è pressoché raddoppiato. Un comportamento simile potrebbe essere ipotizzato come 
previsione futura, al contrario di quanto fatto nello script in cui si lascia il valore fisso e pari all’incirca 
all’ultimo prezzo rilevato di 1.47754 €/litro.  
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Figura 29 Prezzo medio annuo al consumo 
Volendo stimare un andamento approssimativo della previsione del prezzo nella vita stimata 
dell’impianto, dal 2015 al 2035 si potrebbero applicare il metodo della regressione lineare, che, benchè 
non offra il prezzo reale del carburante che si avrà fra 20 anni (è impossibile fare previsioni certe riguardo 
tale tematica), permette comunque di dare una stima, seppur grossolana, del valore futuro seguendo 
l’incremento lineare dei prezzi avuto nello storico. Un altro dei metodi più accreditati per questo tipo di 
trattazione (che forniscono soluzioni più precise in termini di errore sulla previsione), risulta essere il 
metodo Box-Jenkins [86]. Questo metodo basa la previsione sul modello ARIMA(p,d,q), AutoRegressive 
Integrated Moving Average, con parametri p, d e q, i quali vengono stimati sulla base dello storico dei 
dati, sulla loro funzione di autocorrelazione ed autocorrelazione parziale, modellando in maniera più 
precisa il comportamento futuro della variabile/processo considerato [81] [82]. Per non complicare 
eccessivamente le simulazioni e per non azzardare una stima troppo aleatoria e perciò errata vista il lungo 
periodo temporale fissato, è stato considerato il prezzo del carburante come costante nell’arco della vita 
utile dell’impianto, pari a 1.47754 €/litro. 
Analisi di sensitività applicata alla variazione del prezzo del gasolio 
L’analisi di sensitività in questione ha mostrato la variazione di NPV, LCOE, IRR, SPP, PI al variare del 
prezzo del gasolio nel range indicato da 1,2 € a 2 € mentre tutti gli altri parametri sono stati fissati, per i 
diversi tipi di impianto e per le diverse combinazioni. Nella Tabella 19 sono mostrati i valori degli 
indicatori NPV, LCOE, IRR, SPP, PI, benchè le simulazioni sono state effettuate anche per i singoli casi
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 Combinazioni : Variazione prezzo carburante 
Metodi 1,2 1,3 1,4 1,5 1,6 1,7 1,8 1,9 2 
LCOE_TOT 0,2438 0,2478 0,2517 0,2557 0,2597 0,2636 0,2676 0,2715 0,2755 
NVP_TOT 1355491 1353840 1352189 1350538 1348887 1347236 1345585 1343934 1342283 
SPP 1 1 1 1 1 1 1 1 1 
PI 23,86 23,82 23,79 23,75 23,72 23,68 23,65 23,61 23,58 
IRR 0,227 0,225 0,223 0,22 0,218 0,216 0,214 0,212 0,211 
GLOBAL COST 107778 110427,6 113077,2 115726,8 118376,4 121026 123675,7 126325,3 128974,9 
Mentre sono stati mantenuti fissi i seguenti : 
O&M  PV 165,825 O&M  ST 180 O&M  Wind 300 Tasso r 5 % 
 
WT_sys   (number of small wind turbines) 1 
PV_sys   (number of PV modules) 40 
ST_sys    (number of ST collectors) 4 
V_TS_sys   (thermal storage volume) 1000 
C_ES_sys   (electric energy storage capacity) 30 
PW_batt [kW]   (massima potenza immagazzinabile/estraibile in/da batteria elettrica (potenza convertitore)) 6 
bool_CHP_sys   (0: the electric energy generator has no heat recovery, 1: the electric energy generator has heat recovery (CHP unit)) 0 
bool_BIO    (0:No biomass boiler) 0 
T_TS_up_sys  (thermal storage water temperature for switching off the heat pump from direct heating mode) 52 
c_Es_y_benchmark   (cost of fuel using CHP only   [€]) 1457607,56 
Tabella 19 Risultati (in €) ottenuti dalle simulazioni facendo variare il prezzo del gasolio 
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Nella Tabella 20, sono mostrati sinteticamente i risultati ottenuti per i costi di replacement al variare dei 
costi del prezzo del gasolio: 
Tabella 20 risultati (in €) ottenuti dalle simulazioni variando il prezzo del gasolio 
Come mostrato nella Figura 30 (che rappresenta i grafici indicanti le variazioni di IRR, del NPV, del 
LCOE e dei costi totali sostenuti), il risultato ottenuto per i vari indici dalla variazione del prezzo del 
carburante (approvvigionato per l’alimentazione della caldaia), può essere rappresentato con le curve 
rappresentate in blu (mentre la curva evidenziata in rosso rappresenta il valore medio) : 
 
Figura 30 andamenti ottenuti dalle simulazioni Matlab, al variare del prezzo del carburante 
In questo scenario i valori ottenuti sono: un NPV max pari  a € 1.355.491 (valore massimo ottenuto 
nell’intervallo di variazione del prezzo del carburante), ottenuto fissando il prezzo del carburante a 1.2 
€/litro. Il valore ottenuto per il NPV è di poco superiore a quello ottenuto nella situazione standard, pari a 
 Combinazioni (€) 
Cost (€) 1,2 1,3 1,4 1,5 1,6 1,7 1,8 1,9 2,0 
Replacement 
cost 
33735,34 33735,34 33735,34 33735,34 33735,34 33735,34 33735,34 33735,34 33735,34 
Replacement 
thermal 
storage cost 
30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 
Replacement 
CHP cost 
3135,344 3135,344 3135,344 3135,344 3135,344 3135,344 3135,344 3135,344 3135,344 
Operative 
cost per year 
1589,765 1722,245 1854,725 1987,206 2119,686 2252,167 2384,647 2517,127 2517,127 
Final sale 
batteries 
27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 
Final sale CHP 2215,12 2215,12 2215,12 2215,12 2215,12 2215,12 2215,12 2215,12 2215,12 
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€ 1.351.409, in quanto ci sarà un ulteriore risparmio paragonato al caso di benchmark calcolato con il 
prezzo fissato a 1.47754 €/litro. Il massimo IRR aumenta leggermente: 22.7 % nella situazione in cui il 
prezzo del carburante è fissato a 1.2 €/litro, rispetto al  22.1  % della situazione di partenza. 
Il SPP non subisce grandi variazioni, mentre il LCOE totale (di cui è stato considerato il minimo), passa 
da 0.25 €/kWh nel caso standard a 0.24 €/kWh nel caso in cui il prezzo del carburante è pari a 1.2€/litro. 
Il PI resta pressocchè invariato: 23.7 nella configurazione ottima e 23.8 nel caso in cui si faccia variare il 
prezzo del carburante. 
Si conclude che gli indicatori variano sensibilmente al variare del prezzo del carburante: in particolare in 
seguito ad una variazione del prezzo del gasolio da 1.47754 €/litro a 1.2 €/litro, circa del 18%, 
corrispondono variazioni molto più contenute degli indici calcolati. 
Variazione dei costi di O&M 
La seconda analisi di sensitività è stata condotta variando i costi di operation e maintenance (O&M) 
dell’impianto eolico (W), dell’impianto fotovoltaico (PV) e dell’impianto solare termico (ST).  
Queste variazioni sono state ritenute fondamentali per capire quanto i costi di manutenzione annua 
possano incidere nel costo totale sostenuto durante la vita utile dell’impianto ibrido in esame, nella 
valutazione dell’investimento e, di conseguenza, se sia il caso di considerare o trascurare questi costi. 
Naturalmente la convenienza dell’investimento potrebbe diminuire all’aumentare dei costi di O&M. 
La considerazione cambia se questi risultati vengono confrontati con il caso “peggiore” in cui ci si basa 
sul solo sfruttamento delle fonti energetiche non rinnovabili, ovvero sull’utilizzo del CHP o del 
generatore elettrico, entrambi alimentati a gasolio.  
Le simulazioni sono state impostate su Matlab facendo variare uno per volta i costi di O&M 
rispettivamente dell’impianto eolico (W), fotovoltaico (PV) e solare termico (ST), fissando i restanti 
parametri in gioco. In questo modo, è stato possibile studiare le variazioni degli indicatori e l’incidenza 
dei costi sul totale. 
 Variazione dei costi di O&M per l’impianto eolico 
I costi di operation e maintenance (O&M) dell’impianto eolico (W) sono stati fatti variare uno per volta 
per le diverse combinazioni impiantistiche nel range da 200 € a 400 €, mantenendo costanti tutti gli altri 
parametri. Nella Tabella 21, vengono mostrati sinteticamente i risultati ottenuti per NPV, IRR, LCOE, PI, 
SPP al variare dei costi di O&M dell’impianto eolico (W): 
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 Combinazioni  : Variazione prezzo          (€/aerogeneratore) 
10 
Metodi 200 220 240 260 280 300 320 340 360 380 400 
LCOE_TOT 0,2518 0,2524 0,2530 0,2536 0,2542 0,2548 0,2554 0,2560 0,2566 0,2572 0,2578 
NVP_TOT 1352155 1351906 1351657 1351408 1351158 1350909 1350660 1350411 1350161 1349912 1349663 
SPP 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 
PI 23,792 23,786 23,781 23,776 23,770 23,765 23,760 23,754 23,749 23,744 23,738 
IRR 0,223 0,222 0,222 0,222 0,221 0,221 0,221 0,220 0,220 0,220 0,219 
GLOBAL COST 113131 113531 113931 114331 114731 115131 115531 115931 116331 116731 117131 
Mentre sono stati mantenuti fissi i seguenti :   
O&M  PV 165,825 O&M  ST 180 Cost of fuel 1,47754 Tasso r 5 % 
 
WT_sys   (number of small wind turbines) 1 
PV_sys   (number of PV modules) 40 
ST_sys    (number of ST collectors) 4 
V_TS_sys   (thermal storage volume) 1000 
C_ES_sys   (electric energy storage capacity) 30 
PW_batt [kW]   (massima potenza immagazzinabile/estraibile in/da batteria elettrica (potenza convertitore)) 6 
bool_CHP_sys   (0: the electric energy generator has no heat recovery, 1: the electric energy generator has heat recovery (CHP unit)) 0 
bool_BIO    (0:No biomass boiler) 0 
T_TS_up_sys  (thermal storage water temperature for switching off the heat pump from direct heating mode) 52 
c_Es_y_benchmark              (cost of fuel using CHP only) 1457607,56 
Tabella 21 Risultati ( € ) ottenuti dalle simulazioni ottenute variando gli         
                                                     
10 Come indicato nel paragrafo relativo ai costi di manutenzione,         = 300 € annui per aerogeneratore 
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Nella Tabella 22, verranno mostrati sinteticamente i risultati ottenuti per i costi di replacement al variare dei 
costi di O&M dell’impianto eolico (W): 
Tabella 22 risultati ( € ) ottenuti dalle simulazioni ottenute variando gli         
Come mostrato nei grafici riportati in figura Figura 31 (che rappresenta la variazione del IRR, del NPV, del 
LCOE e dei costi totali sostenuti),  il risultato ottenuto per i vari indici dalla variazione dei costi di operation 
e maintenance dell’impianto eolico (       ), può essere rappresentato con le curve rappresentate in blu 
(mentre la curva evidenziata in rosso rappresenta il valore medio) : 
 
Figura 31 andamenti ottenuti dalle simulazioni Matlab, al variare dei costi di         
Costi (€) 
Combinazioni 
Da 200 a 400 €/aerogeneratore 
replacement 
cost 
33735 33735 33735 33735 33735 33735 33735 33735 33735 33735 
replacement 
thermal 
storage cost 
30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 
replacement 
CHP cost 
3135 3135 3135 3135 3135 3135 3135 3135 3135 3135 
Operative cost 
per year 
1915 1915 1915 1915 1915 1915 1915 1915 1915 1915 
final sale 
batteries 
27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 
final sale CHP 2215 2215 2215 2215 2215 2215 2215 2215 2215 2215 
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Di seguito, si confrontano i valori ottenuti variando gli        da 200 € a 400 € annui fissati gli altri 
parametri (tenendo conto del fatto che la combinazione impiantistica a massimo NPV considerata è :  
[1 40 4 1000 30 6 0 0 52]), con quelli ottenuti nella situazione standard, in cui i parametri non sono stati 
fissati. Come mostrato nella Tabella 21 l’aumento del costo di manutenzione ha indicato un valore del NPV 
che cresce leggermente da 1.351.409 € (nella situazione standard) a 1.352.155 € (valore massimo ottenuto 
nell’intervallo di variazione degli        ), che indica la convenienza ad effettuare l’investimento nel 
momento in cui i costi di         sono minimi e pari a circa 200 €/turbina mentre, man mano che i costi 
aumentano, la gestione dell’impianto potrebbe diventare più onerosa. Il LCOE resta quasi invariato: da 0.254 
€/kWh del caso standard a 0.251 €/kWh nel caso in cui si consideri il minimo costo di        .  
L’IRR (max) resta stabile nella configurazione in cui si considerano costi di         pari a 200€ aanui: da 
22.1 % della situazione di partenza si passa al 22 %, mentredecresce gradualmente con l’aumento dei costi di 
        come mostrato nel grafico nella Figura 31 e nella Tabella 21. SPP e PI restano pressocchè 
invariati. I risultati ottenuti indicano che l’investimento sarà sempre profittevole se confrontato con il caso 
“peggiore” in cui verranno sfruttate le fonti energetiche non rinnovabili. Naturalmente l’obiettivo principale 
sia quello di ridurre i costi di manutenzione. Se gli O&M aumentassero eccessivamente, la scelta verterebbe 
su un altro tipo di impianto sfruttante le ER con dei costi più contenuti e quindi sostenibili nel lungo periodo.  
 
 Variazione dei costi di O&M per l’impianto fotovoltaico 
La terza simulazione relativa all’analisi di sensitività (i cui risultati sono mostrati in Tabella 23) è stata 
effettuata facendo variare i costi di manutenzione (O&M) dell’impianto fotovoltaico (PV) da 2 €/kWh a 20 
€/kWh mantenendo costanti tutti gli altri paramentri, esattamente come fatto nei casi precedenti:  
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 Combinazioni  :  Variazione prezzo      (€/kWh)
11 
Metodi 2 4 6 8 10 12 14 16 18 20 
LCOE_TOT 0,2534 0,2538 0,2542 0,2547 0,2551 0,2556 0,2560 0,2565 0,2569 0,2574 
NVP_TOT 1351517 1351330 1351143 1350956 1350769 1350582 1350395 1350208 1350021 1349834 
SPP 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 
PI 23,778 23,774 23,770 23,766 23,762 23,758 23,754 23,750 23,746 23,742 
IRR 0,222 0,221 0,221 0,221 0,221 0,221 0,220 0,220 0,220 0,220 
GLOBAL COST 113313,1 113613,1 113913,1 114213,1 114513,1 114813,1 115113,1 115413,1 115713,1 116013,1 
Mentre sono stati mantenuti fissi i seguenti :  
O&M WIND 300 O&M  ST 180 Cost of fuel 1,47754 Tasso r 5 % 
 
WT_sys   (number of small wind turbines) 1 
PV_sys   (number of PV modules) 40 
ST_sys    (number of ST collectors) 4 
V_TS_sys   (thermal storage volume) 1000 
C_ES_sys   (electric energy storage capacity) 30 
PW_batt [kW]   (massima potenza immagazzinabile/estraibile in/da batteria elettrica (potenza convertitore)) 6 
bool_CHP_sys   (0: the electric energy generator has no heat recovery, 
1: the electric energy generator has heat recovery (CHP unit)) 
0 
bool_BIO    (0:No biomass boiler) 0 
T_TS_up_sys  (thermal storage water temperature for switching off the heat pump from direct heating mode) 52 
c_Es_y_benchmark              (cost of fuel using CHP only) 1457607,56 
Tabella 23 Risultati ( € ) ottenuti dalle simulazioni ottenute variando gli       
                                                     
11
 Come indicato nel paragrafo relativo ai costi di manutenzione,       = 8,50 (€/kWh) 
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Nella  
Tabella 24, verranno mostrati sinteticamente i risultati ottenuti per i costi di replacement al variare dei costi 
di O&M dell’impianto PV: 
 
Costi (€) 
Combinazioni 
Da 2 €/kWh a 20 €/kWh 
Replacement 
cost 
33735 33735 33735 33735 33735 33735 33735 33735 33735 
Replacement 
thermal 
storage cost 
30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 
Replacement 
CHP cost 
3135 3135 3135 3135 3135 3135 3135 3135 3135 
Operative 
cost per year 
1915 1915 1915 1915 1915 1915 1915 1915 1915 
Final sale 
batteries 
27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 
Final sale CHP 2215 2215 2215 2215 2215 2215 2215 2215 2215 
 
Tabella 24 Risultati ( € ) ottenuti dalle simulazioni ottenute variando gli       
I grafici mostrati in  Figura 32 indicano la variazione del IRR, del NPV, del LCOE e dei costi totali sostenuti,  
in seguito alla variazione dei costi di      . Questa variazione è stata rappresentata con le curve 
rappresentate in blu, mentre le curve evidenziate in rosso rappresentano il valore medio: 
 
Figura 32 andamenti ottenuti dalle simulazioni Matlab, al variare dei costi di       
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Le tabelle ed i relativi grafici riportano un andamento come quello osservato nel caso della simulazione in 
cui veniva permessa la variazione del costo di manutenzione dell’impianto eolico. Anche in questo caso la 
variazione degli O&M (stavolta riferiti all’impianto PV) ha indicato un lieve aumento del NPVda 1.351.409 
€ nel caso di partenza a  1.351.517 € nel caso in esame, e un aumento del LCOE da 0.254 €/kWh a 0.997 
€/kWh (valore minimo ottenuto nell’intervallo di variazione degli      ), ottenuto in corrispondenza di un 
prezzo di       pari a 2 €/kWh. Come puntualizzato in precedenza, questa variazione è giustificata dal 
fatto che un minor costo di O&M sostenuto porta ad un risparmio e quindi ad un decremento del numeratore 
nel calcolo dell’LCOE a parità di energia prodotta, quindi permette la produzione energetica ad un minor 
costo per kWh prodotto. Il SPP è rimasto invariato e pari a 2 anni. L’IRR resta invariato dal 22.1 % nel caso 
standard allo 22 % in questo caso (sempre considerando il massimo tra il range di intervalli esaminati), così 
come il PI ed SPP.  Tuttavia, visti i risultati, possiamo ritenere l’investimento comunque profittevole, benchè 
l’obiettivo sia quello di minimizzare gli O&M. Se gli O&M aumentassero smisuratamente, la scelta 
verterebbe su un altro tipo di impianto sfruttante le ER con dei costi più contenuti e quindi sostenibili nel 
lungo periodo. 
 Variazione dei costi di O&M per l’impianto solare termico 
Nella Tabella 25 verranno mostrati i dati ottenuti dall’analisi di sensitività effettuata facendo variare i costi di 
manutenzione (O&M) dell’impianto solare termico (ST) da 100 € a 160 € mantenendo costanti tutti gli altri 
paramentri (combinazione impiantistica [1 40 4 1000 30 6 0 0 52] ): 
 Variazione prezzo      (€ annui) 
Combinazione 100 140 180 220 
LCOE_TOT 0,2524 0,2536 0,2548 0,2560 
NVP_TOT 1351906 1351408 1350909 1350411 
SPP 1 1 1 1 
PI 23,786 23,776 23,765 23,754 
IRR 0,222 0,222 0,221 0,220 
GLOBAL COST 113531 114331 115131 115931 
Mentre sono stati mantenuti fissi i seguenti : 
O&M  PV 165,825 O&M  W 300 Cost of fuel 1,47754 Tasso r 5 % 
 
WT_sys   (number of small wind turbines) 1 
PV_sys   (number of PV modules) 40 
ST_sys    (number of ST collectors) 4 
V_TS_sys   (thermal storage volume) 1000 
C_ES_sys   (electric energy storage capacity) 30 
PW_batt [kW] (max potenza immagazzinabile/estraibile in/da batteria elettrica (potenza 
convertitore) 
6 
bool_CHP_sys   (0: the electric energy generator has no heat recovery, 
1: the electric energy generator has heat recovery (CHP unit)) 
0 
bool_BIO    (0:No biomass boiler) 0 
T_TS_up_sys  (thermal storage water temperature for switching off the heat pump from direct 
heating mode) 
52 
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c_Es_y_benchmark   (cost of fuel using CHP only) 1457607,56 
Tabella 25 risultati ( € ) ottenuti dalle simulazioni ottenute variando gli       
 
Figura 33 andamenti ottenuti dalle simulazioni Matlab, al variare dei costi di       
Di seguito si confrontano i valori mostrati nella Tabella 25 e Figura 33 ottenuti dalla variazione degli       
(fissando tutti gli altri parametri), con quelli ottenuti nella situazione standard  (in cui i parametri non sono 
stati fissati a variano). Anche in questo caso la variazione degli O&M (stavolta riferiti all’impianto ST) ha 
indicato un aumento del NPV dal valore 1.351.409 €  nella condizione standard) con combinazione 
impiantistica al valore 1.351.906 € (valore massimo ottenuto nell’intervallo di variazione degli      ). Il 
LCOE è rimasto praticamente invariato da 0.254 €/kWh a 0,25 €/kWh (valore minimo considerato 
nell’intervallo di variazione degli      ). IRR, SPP, PI restano pressocchè invariati (si registra una lieve 
variazione percentuale rispetto al caso ottimo). Tuttavia, visti i risultati, possiamo ritenere l’investimento 
comunque profittevole, benchè l’obiettivo sia quello di minimizzare gli O&M. Se gli O&M aumentassero 
eccessivamente, la scelta verterebbe su un altro tipo di impianto sfruttante le ER con dei costi più contenuti e 
quindi sostenibili nel lungo periodo. I risultati appena descritti, sono mostrati in Figura 33. 
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Variazione del tasso di sconto ( r ) 
L’ultima simulazione relativa all’analisi di sensitività è stata effettuata facendo variare il tasso di sconto dal 
5% al 12%, mantenendo costanti tutti gli altri paramentri. Nella Tabella 26 si mostrano i risultati: 
 
 
 
 Combinazioni : Tasso di sconto 
Metodi 0,05 0,06 0,07 0,08 0,09 0,1 0,11 0,12 
lcoe_tot 0,2534 0,2538 0,2542 0,2547 0,2551 0,2556 0,2560 0,2565 
nvp_tot 1350909 1353451 1355814 1358006 1360037 1361917 1363655 1365262 
SPP 1 PI 23,7655 IRR 0,221 Global cost 114288,1 
Mentre sono stati mantenuti fissi i seguenti : 
O&M  PV 165,825 O&M WIND 300 O&M  ST 180 Cost of fuel 1,47754 
 
WT_sys   (number of small wind turbines) 1 
PV_sys   (number of PV modules) 40 
ST_sys    (number of ST collectors) 4 
V_TS_sys   (thermal storage volume) 1000 
C_ES_sys   (electric energy storage capacity) 30 
PW_batt [kW]   (max potenza immagazzinabile/estraibile in/da batteria elettrica) 6 
bool_CHP_sys   (0: the electric energy generator has no heat recovery, 1: the electric energy generator 
has heat recovery (CHP unit)) 
0 
bool_BIO    (0:No biomass boiler) 0 
T_TS_up_sys  (thermal storage water temperature for switching off the heat pump from direct heating 
mode) 
52 
c_Es_y_benchmark              (cost of fuel using CHP only) 1457607,56 
Tabella 26 risultati ( € ) ottenuti dalle simulazioni ottenute variando il tasso r 
Nella Tabella 27, verranno mostrati sinteticamente i risultati ottenuti per i costi di replacement al variare dei 
costi di O&M dell’impianto PV: 
 
Costi Combinazioni 
0,05 0,06 0,07 0,08 0,09 0,1 0,11 0,12 
Replacement cost 33735,3 33735,3 33735,3 33735,3 33735,3 33735,3 33735,3 33735,3 
Replacement thermal 
storage cost 
30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 30600 
Replacement CHP cost 3135,34 3135,34 3135,34 3135,34 3135,34 3135,34 3135,34 3135,34 
Operative cost per year 1915,2 1915,2 1915,2 1915,2 1915,2 1915,2 1915,2 1915,2 
Final sale batteries 27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 27234 
Final sale CHP 2215,12 2215,12 2215,12 2215,12 2215,12 2215,12 2215,12 2215,12 
Tabella 27 risultati ( € ) ottenuti dalle simulazioni ottenute variando il tasso r 
Nel caso del progetto in esame non è stato considerato l’utilizzo di un prestito/mutuo/altro tipo di 
finanziamento, ma l’investimento per l’acquisto delle strutture necessarie è stato finanziato semplicemente 
con capitale proprio. Come detto nei paragrafi precedenti, per il calcolo del tasso di sconto (espressione del 
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profilo di rischio e rendimento del progetto) è stato utilizzato il metodo WACC (Weighted average cost of 
capital o costo medio ponderato del capitale) che ci ha portato a scegliere un tasso del 5%. Dalle simulazioni 
appare chiaro che nonostante la variazione del tasso di sconto sia stata considerata dal 5% al 12% i valori 
relativi agli indici: IRR, PI, SPP e costo totale, restano pressochè invariati in quanto il tasso di 
attualizzazione non influenza gli indici suddetti. Nella Figura 34 si mostrano i relativi grafici: 
 
Figura 34 Andamenti ottenuti dalle simulazioni Matlab, al variare del tasso r 
La variazione del tasso ha indicato un aumento del NPV, dal valore 1.351.409 € al valore 1.365.262 € (valore 
massimo ottenuto nell’intervallo di variazione dei tassi di attualizzazione). Come chiaro dai risultati presenti 
nella Tabella 26 e nei grafici in Figura 34 , il LCOE ha subito un aumento da 0.254 €/kWh a 0.257 €/kWh 
nel caso peggiore tra quelli considerati. Gli indicatori SPP, IRR, PI hanno mostrato poca granularità offrendo 
un risultato costante tra i diversi dimensionamenti, perdendo in questo modo di significatività. 
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5 Conclusioni 
Lo studio oggetto dell’elaborato ha trattato tanto gli aspetti economico e finanziari quanto quelli legati alla 
progettazione e dimensionamento di un impianto ibrido per la fornitura di energia elettrica, acqua calda, 
riscaldamento e climatizzazione di un sito stand alone, mostrandone le potenzialità ed i limiti. Il sistema 
ibrido si prefissa l’obiettivo di superare il limite legato alla variabilità della produzione di energia elettrica 
ottenuta da una sola fonte energetica rinnovabile, offrendo una valida alternativa alla soluzione che prevede 
il sovradimensionamento degli impianti rinnovabili: il mix degli impianti sfruttati nel sito oggetto di studio, 
quali l’impianto fotovoltaico, il solare termico e l’eolico, coadiuvati da un sistema di accumulo e da un 
gruppo di produzione alimentato a gasolio, ha garantito il soddisfacimento costante della domanda energetica 
delle utenze del sito, in qualsiasi condizione climatica. Le incertezze di natura meteorologica sono state 
contrastate, oltre che dalla diversa varietà degli impianti, in primis utilizzando un sistema di accumulo sia 
energetico (batterie) che termico (serbatoio di accumulo termico) ed il loro corretto dimensionamento ha 
permesso la minimizzazione dell’utilizzo di fonti energetiche non rinnovabili, tuttavia presenti in caso di 
avverse e durature condizioni climatiche, nonché in casi di emergenza. Il problema del dimensionamento 
dell’impianto è stato affrontato mediante un algoritmo di ricerca esaustivo delle combinazioni degli impianti 
variandone la dimensione, il quale ha inglobato un programma scritto dal dal DESTeC che valuta per ogni 
singola combinazione il soddisfacimento della richiesta termica ed energetica. La candidata sulla base dei 
bilancio energetico e termico restituito dal software del DESTeC ha analizzato la combinazione in termini di 
costi sostenuti. Successivamente, è stato realizzato dalla candidata un algoritmo che ha permesso di valutare 
per ogni combinazione gli indici economico-finanziari NPV, IRR, PI, SPP ed LCOE che hanno portato alla 
scelta della configurazione impiantistica ottimale. L’algoritmo ha il pregio di dare la possibilità di modificare 
la maggior parte delle variabili in ingresso, fornendo in modo rapido e comprensibile tutte le informazioni 
che esso calcola; questa chiarezza e rapidità di simulazione ha permesso di confrontare in breve tempo un 
grande numero di scenari ed evidenziare subito le differenze che intercorrono tra di essi. L’utilizzo del 
software Matlab ha semplificato la creazione del modello rendendo facile l’implementazione delle formule 
utilizzate per simulare le dinamiche del sistema ibrido in esame. Il sistema ottenibile tramite il modello 
utilizzato risulta essere un sistema estremamente duttile, modulare e perciò scalabile: infatti variando la 
domanda termica ed energetica sarà possibile incrementare e ridurre le dimensioni dell’impianto mentre 
variando le condizioni ambientali, ovvero le misurazioni di intensità di irradiazione solare, vento, 
temperatura e umidità, sarà possibile utilizzare il modello in ogni contesto geografico. Tra tutte le varie 
combinazioni è stata scelta come combinazione ottima quella che ha massimizzato il metodo del Net Present 
Value (NPV), individuata nella seguente configurazione: 
 1 micro-turbina eolica ad asse verticale; 
 40 moduli fotovoltaici; 
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 4 moduli solari termici; 
 1 serbatoio di accumulo termico da 1000 litri; 
 Sistema di accumulo di energia elettrica da 30 KWh; 
 Massima potenza immagazzinabile/estraibile in/da batteria elettrica pari a 6 KW; 
 1 generatore elettrico a gasolio da 30 KW. 
La suddetta configurazione risulta essere ottima dal punto di vista economico. Alla configurazione ottima è 
stata applicata un analisi di sensitività che ha permesso di valutare la dinamica di variazione dei parametri di 
valutazione, in particolare NPV, IRR ed LCOE, al variare di alcuni costi preponderanti, come quelli relativi 
al costo del carburante, ai costi di operations and maintenance di ciascun impianto, e al variare del parametro 
economico finanziario relativo al tasso di sconto. Questa analisi ha permesso di valutare la robustezza del 
modello implementato e di capire quali costi andrebbero minimizzati per garantire un risparmio in termini 
monetari, e la convenienza dell’investimento in esame, fissata la produzione termo-elettrica in grado di 
soddisfare le utenze dell’agriturismo. Inoltre, ha permesso di evidenziare l’importanza del metodo del NPV 
che in ogni simulazione ha evidenziato ed enfatizzato le differenze tra le configurazioni, mentre gli altri 
indicatori analizzati non hanno mostrato altrettanta precisione: il LCOE mostra qualche imprecisione poichè 
non tiene conto dell'uso efficiente dell'impianto, IRR e PI hanno dimostrato poca granularita. 
Il modello utilizzato ha evidenziato un ammontare dei costi di investimento abbastanza elevato per gli 
impianti rinnovabili: la scelta di componenti altamente tecnologici ed all’avanguardia ha portato ad avere un 
rincaro non trascurabile rispetto agli impianti standard, come ad esempio le turbine ad asse verticale (anzichè 
ad asse orizzontale), i collettori sottovuoto (il cui costo è superiore del 30% rispetto ai comuni collettori piani 
tradizionali), ecc., in modo tale da garantire una maggiore resa ed efficienza energetica e ridurre al minimo 
l’utilizzo dei combustibili fossili. 
5.1 Prospettive e miglioramenti futuri 
La trattazione fin quì descritta risulta essere completa in ogni sua parte. Sarà comunque possibile continuare 
ad affinare il modello descritto in futuro agendo su vari fronti. Infatti potrebbe essere un chiaro spunto quello 
di cercare di eliminare completamente l’utilizzo dei combustibili fossili, sia per il loro impatto ambientale, 
sia per le difficoltà di approvvigionamento in funzione della localizzazione dell’impianto, sia in previsione di 
un probabile incremento del costo del gasolio. Una soluzione più sostenibile ed applicabile potrebbe essere 
quella di sostiture il gasolio con un impianto alimentato a biomassa, più pulito e con la possibilità di un 
autoproduzione del combustibile biologico a chilometro zero.  
Invece dal punto di vista economico, è possibile raffinare l’analisi ed il modello migliorando l’accuratezza 
del calcolo dei costi e della remunerazione ottenuta a fine vita utile degli impianti tramite riciclo, vendita o 
smaltimento. Questo calcolo sarà effettuato sugli specifici componenti dell’impianto ibrido. Inoltre potrebbe 
essere considerata anche una stima specifica riguardante i costi di manutenzione straordinaria, modellandoli 
tramite l’impiego di variabili aleatorie sulla base di considerazioni scientifiche ed empiriche, in 
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collaborazione con produttori ed installatori, evitando di fare ipotesi troppo pessimistiche. Potrebbe essere 
oltremodo incluso nel modello anche un tasso di usura e perdita di efficienza degli impianti a seconda del 
loro utilizzo e del loro invecchiamento, e considerato l’eventuale variazione dei costi dovuta al tasso di 
inflazione. Dal punto di vista finanziario invece potrebbe essere ampliata e valutata una metodologia per 
l’analisi degli incentivi locali, nazionali ed europei, per l’installazione di impianti rinnovabili e potrebbe 
essere valutato una procedura per determinare la combinazione di finanziamento ottima tra capitale proprio e 
di terzi.  
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